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Resumen 

Los combustibles fósiles son considerados la principal fuente de abastecimiento 

energético en el mundo –a pesar de que en los últimos 20 años se ha duplicado el 

uso de las energías renovables, dando como resultado la diversificación de la matriz 

energética–. Dada la creciente demanda energética seguirán ocupando un papel 

protagónico, por lo que es necesario mantener las actividades de exploración y 

explotación de yacimientos como los yacimientos no convencionales, los cuales se 

caracterizan por su baja porosidad y permeabilidad. También pueden considerarse 

no convencionales a aquellos yacimientos productores de aceites pesados y 

extrapesados, los cuales normalmente son bastante viscosos. En cualquiera de los 

casos, dichos yacimientos generan bajas tasas de producción, ya que la extracción 

de hidrocarburos es difícil. 

Para el caso de yacimientos productores de aceite pesado y extrapesado se utilizan 

métodos térmicos como técnica de recuperación mejorada. Cualquier tipo de 

aceites dentro del yacimiento, requieren de un agente externo para su producción., 

mediante la alteración de propiedades del sistema roca-fluido y propiedades físicas 

y químicas del aceite. Dada la gran diversidad de técnicas de recuperación 

mejorada, resulta complejo poder seleccionar la mejor técnica que se adapte al 

yacimiento. Por lo que, contar con un protocolo experimental para caracterizar 

propiedades del sistema roca-fluido, y, así, todo en conjunto sirve para poder aplicar 

una técnica de EOR en el campo.  

En el presente trabajo se lleva a cabo la valoración de las interacciones entre 

fluidos, medios porosos y surfactantes con nanopartículas y sus implicaciones en 

la recuperación de hidrocarburos. Al principio se realizaron pruebas de suspensión 

y determinación de la tensión superficial de las mezclas de los fluidos: para estas 

dos pruebas se presentan solo los resultados y el análisis de estos. Posteriormente, 

pruebas de capilaridad, mojabilidad y desplazamiento fueron realizadas. La 

adquisición y el análisis de los datos se hizo de manera manual para estas últimas 

tres pruebas. Para la determinación de la mojabilidad se usó el software OSSILA, 

que funciona mediante la medición del ángulo de la gota de un fluido sobre la 
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superficie de la roca, para las pruebas de desplazamiento se utilizó una hoja de 

cálculo en Excel para determinar las curvas de permeabilidad relativa y conocer la 

porosidad y permeabilidad. 

 

Palabras clave: pruebas de capilaridad, mojabilidad, recuperación secundaria, 

recuperación mejorada, nanopartículas de óxido de aluminio, tensoactivo no iónico, 

pruebas de desplazamiento, inyección de nanopartículas con tensoactivo, curvas 

de permeabilidad relativa, muestras de roca.  
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Abstract 

Fossil fuels have been considered the main energy source for the whole world. Over 

the past 20 years, the use of renewable energy has more than doubled, resulting in 

the diversification of the energy matrix. Due to increasing energy demand, fossil fuels 

will remain the primary source of energy for the world; therefore, it is necessary to 

maintain exploration and extraction activities in unconventional reservoirs, which are 

characterized by low porosity and low permeability. Additionally, reservoirs that 

produce heavy and extra-heavy oils, which are typically quite viscous, can be 

considered unconventional reservoirs. In either case, these kinds of reservoirs are 

produced at very low flow rates, which means a complicated oil extraction.   

For heavy and extra-heavy oil reservoirs, thermal methods are used as an enhanced 

oil recovery technique. Any type of oil within the reservoir requires an external agent 

for its production, through alterations in the properties of the rock-fluid system and 

the physical and chemical properties of the oil. Owing to the variety of EOR methods, 

it is complicated to choose an EOR method for a reservoir. For this, having an 

experimental protocol to characterize the properties of the rock-fluid, and thus, 

everything together, serves to be able to apply an EOR method in real life. 

In this thesis, the interactions between fluids, porous media, and surfactants with 

nanoparticles and their implications in oil recovery are assessed. First, suspension 

test and determination of the surface tension were carried out: just the results and 

the analysis of these are presented. Subsequently, capillary, wettability, and 

displacement tests were carried out. Data acquisition and analysis were done 

manually for these last three tests. For wettability determination, OSSILA software 

was used, which works by measuring the angle of a fluid drop on the rock surface. 

For displacement tests, an Excel spreadsheet was used to determine the relative 

permeability curves and determine the effective and absolute porosity, effective and 

relative permeability. 

 

Keywords: capillary tests, wettability, secondary recovery, improved recovery, 

aluminum oxide nanoparticles, non-ionic surfactant, displacement test, 

nanoparticles with surfactant injections, relative permeability curves, rock samples. 



 1 

Justificación 

Estudios realizados por la Agencia Internacional de Energía (AIE) en el año 2025 

muestran la alta demanda mundial de hidrocarburos (aceite crudo y gas) para la 

generación de energía. Dada la creciente demanda energética, los combustibles 

fósiles seguirán ocupando un papel protagónico. A partir de esa idea, es necesario 

continuar con las actividades de exploración y extracción de hidrocarburos. En 

México, la producción de hidrocarburos proveniente de yacimientos convencionales 

presenta una declinación a pesar del uso de sistemas artificiales o cualquier método 

de recuperación de hidrocarburos. Por ende, para mantener la demanda de 

hidrocarburos es necesario el desarrollo de yacimientos no convencionales, los 

cuales se caracterizan por su baja porosidad y permeabilidad. También pueden 

considerarse no convencionales a aquellos yacimientos productores de aceites 

pesados y extrapesados, los cuales normalmente son altamente viscosos. En 

cualquiera de los casos, dichos yacimientos generan bajos gastos de producción, 

resultando en una extracción de hidrocarburos compleja.  

La recuperación mejorada de hidrocarburos hace referencia a una primera, segunda 

o tercera etapa de producción con la inyección de gases, métodos térmicos, 

métodos químicos, implementación de vibraciones mecánicas o el uso de la 

electricidad (Rangel et al., 2012). Incluso con la implementación de cualquier 

método de recuperación mejorada, no todo el aceite crudo puede ser recuperado 

del medio poroso, por lo que se mantiene el desarrollo de métodos de recuperación 

mejorada novedosos para extraer todo el aceite posible (Kumar et al.,2022). 

El uso de la nanotecnología para explotar cualquier tipo de yacimientos tiene un 

impacto positivo en la recuperación de hidrocarburos. La nanotecnología implica la 

creación de nuevos materiales a partir de átomos y moléculas.  La validación de 

esta tecnología requiere de pruebas experimentales en donde se pongan a prueba 

bajo las condiciones de campo. Por otro lado, se ha probado que el empleo de 

tensoactivos en conjunto con las nanopartículas puede mejorar el desempeño de 

éstas últimas de acuerdo con los resultados obtenidos a nivel de laboratorio y 
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pruebas de simulación. Los experimentos de laboratorio presentan grandes retos 

debido a que no siempre se puede trabajar en condiciones de yacimiento, lo que 

puede resultar en observaciones no representativas de las interacciones entre los 

fluidos y la roca. 

En México, los principales yacimientos productores de hidrocarburos se localizan 

en la cuenca del sureste; para enero de 2025, la cuenca del sureste reportó una 

producción de hidrocarburos líquidos de 1,537 [Mbd], y la producción de gas natural 

fue de 3,336 [MMpcd] (SIH, 2025).  La mayoría de la producción de petróleo 

proviene de la cuenca del sureste, cuyos yacimientos están conformados 

principalmente por carbonatos (Rosado et al. 2024). 

En el presente trabajo se muestran resultados sobre la valoración de nanopartículas 

y tensoactivo para modificar la mojabilidad de medios porosos carbonatados y se 

cuantificó la recuperación de hidrocarburos mediante pruebas de capilaridad, la 

medición del ángulo de contacto, y pruebas de desplazamiento. En todas las 

pruebas se usaron nanopartículas de óxido de aluminio y tensoactivo no iónico y 

aceite sintético (aceite crudo extrapesado + aceite mineral). 
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Hipótesis 

A partir de pruebas de laboratorio es posible entender la interacción de los fluidos 

en contacto con un medio poroso para identificar las condiciones más favorables 

bajo las cuales puede incrementarse la recuperación de hidrocarburos pesados en 

un medio carbonatado.  

Objetivo general 

1. Aplicar nanopartículas de óxido de aluminio y tensoactivo no iónico en 

muestras como método de recuperación incremental de aceite en muestras 

de roca carbonatada para conocer la mojabilidad del sistema roca-fluido, 

cuantificar la recuperación de aceite y determinar las curvas de 

permeabilidad relativa a nivel de laboratorio. 

Objetivos particulares 

1. Evaluar el desempeño de desplazamiento de aceite crudo en pruebas de 

capilaridad usando nanopartículas de óxido de aluminio con tensoactivo no 

iónico. 

2. Determinar la mojabilidad de muestras de roca por medio del ángulo contacto 

con nanopartículas de óxido de aluminio y un tensoactivo no iónico. 

3. Cuantificar la recuperación de hidrocarburos a través de la inyección de 

nanopartículas con tensoactivo en pruebas de desplazamiento de fluidos 

inmiscibles. 

4. Generar las curvas de permeabilidad relativa con los datos obtenidos en las 

pruebas de desplazamiento con el uso de una hoja de cálculo. 
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Capítulo 1  

Antecedentes sobre recuperación mejorada (EOR) 

Recuperación mejorada (Enhanced Oil Recovery, EOR) 

Se refiere a la recuperación de aceite mediante la inyección de sustancias a ciertas 

condiciones específicas a fin de alterar las propiedades del sistema roca-fluido y/o 

solamente las propiedades de los fluidos contenidos en el medio poroso. Los 

hidrocarburos en los que se pueden aplicar los métodos de EOR suelen ser muy 

diversos en cuanto a sus características fisicoquímicas, desde aceites extrapesados 

hasta aceites volátiles. Asimismo, las características geológicas del yacimiento son 

cruciales para los métodos de EOR; se pueden encontrar hidrocarburos en 

yacimientos carbonatados con alta viscosidad, yacimientos de alta presión y 

temperatura, entre otros. La recuperación mejorada suele ser aplicada después de 

algún proceso de recuperación secundaria. 

En el año de 1985, Roehl y Choquette señalaron que “el 60% de las reservas 

mundiales de aceite crudo están almacenadas en yacimientos carbonatados”. Por 

lo que es necesario llevar a cabo la implementación de métodos de recuperación 

secundaria y/o mejorada. Dentro de los métodos de recuperación mejorada se 

encuentran los métodos químicos, térmicos, inyección de gas y otros métodos como 

la inyección de agua inteligente, nanopartículas y microorganismos; a continuación, 

se muestra la figura 1 con la clasificación de los métodos de EOR. 
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Figura 1: Clasificación de los métodos de recuperación mejorada. Tomado de S. Thomas, 2007.   

La implementación de métodos químicos puede ser compleja y costosa; sin 

embargo, si el yacimiento es adecuado y controlado para implementar un método 

químico, el factor de recuperación de hidrocarburos puede ser bastante alto. En la 

actualidad, los métodos químicos aumentan sus usos con la aplicación de nuevas 

tecnologías para la recuperación de hidrocarburos. 

Tensoactivos 

Los tensoactivos son moléculas que se componen de una cabeza hidrofílica 

(afinidad al agua) y una cola hidrofóbica (afinidad al aceite); dicha particularidad 

hace que la molécula se encuentre en la interfase de fluidos inmiscibles. La 

estructura de un tensoactivo es de la siguiente manera, ver figura 2, (Farn, 2006): 

Cabeza hidrofílica (afín al agua): generalmente se compone de grupos polares como 

son: aniónicos, no iónicos, catiónicos y anfóteros.  

Cola hidrofóbica (afín al aceite): se compone de cadenas largas de carbono e 

hidrógeno, lo que permite la interacción con el aceite.  

Métodos de 
recuperación 

mejorada

Térmicos

Agua caliente

Vapor

Combustión   IN-
SITU

Calentamiento 
eléctrico

No térmicos

Químicos Nanopartículas Agua inteligente

MEOR y espumas

Fluidos miscibles

Gases inmiscibles
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Figura 2: Representación de la molécula de surfactante. Tomada de Cartes y Pereira, 2017. 

Los tensoactivos interactúan en la interfase de fluidos inmiscibles, para el caso de 

la ingeniería petrolera, el tensoactivo es usado como método de EOR, el cual se 

encarga de reducir las fuerzas de tensión interfacial entre los fluidos, puede alterar 

la mojabilidad del sistema roca-fluido para favorecer el desplazamiento de aceite 

hacia la boca del pozo, y además ayuda a generar micro emulsiones para solubilizar 

al aceite (esto ayuda a mover el aceite que está atrapado en los poros). Se llaman 

tensoactivos, debido a la reducción de la tensión interfacial (Saxena & Mandal, 

2022). Existe un número llamado “balance hidrofílico/lipofílico (HLB)”, el cual es 

usado para caracterizar algún surfactante; el número indica la tendencia que tiene 

el surfactante a poder solubilizarse en aceite o en agua. Un bajo valor de HLB indica 

que el surfactante tiende a ser soluble en aceite y a formar emulsiones de tipo agua 

en aceite (Green & Willhite, 1998). 

Los tensoactivos pueden ser clasificados de acuerdo con el tipo de carga que tienen 

los iones que lo conforman (Green & Willhite, 1998):  

Tensoactivo aniónico: la carga que se presenta en la cabeza hidrofílica es negativa, 

lo que significa que atrae a moléculas polares (carga positiva) como el agua; a las 

moléculas con carga negativa las repele.  

Tensoactivo no iónico: no posee carga eléctrica, por lo que no se ioniza en 

soluciones acuosas.  

Tensoactivo catiónico: en una solución acuosa, la ionización se realiza por la carga 

positiva que tiene en la cabaza hidrofílica.  
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Tensoactivo anfótero: en soluciones básicas la molécula tiene carga negativa, y en 

soluciones ácidas posee carga positiva.  

Los tensoactivos aniónicos y no iónicos han sido en su mayoría utilizados para la 

implementación de métodos de recuperación mejorada. Los tensoactivos aniónicos 

tienen buenas propiedades para la reducción de la tensión interfacial, son estables 

en el medio poroso, tienen una baja adsorción a la roca y son económicos para la 

industria petrolera. Los tensoactivos no iónicos se suelen usar como co-tensoactivo 

para mejorar el comportamiento del sistema de surfactantes. Además, los 

tensoactivos no iónicos son buenos para tolerar sistemas de fluidos de alta 

salinidad, pero no son tan buenos reductores como los aniónicos para la tensión 

interfacial (Green & Willhite, 1998). 

El uso de tensoactivos como método de recuperación mejorada se ha llevado a 

cabo, debido a la reducción de la tensión interfacial, alteran la mojabilidad del 

sistema roca-fluido en yacimientos con presencia de carbonatos. Además, se 

considera una reducción en la viscosidad del fluido contenido en el medio poroso 

(Pal et al., 2017). 

Nanopartículas 

El nombre de nanopartícula proviene de la palabra “nano”, prefijo griego que 

significa “enano”. Dentro de la industria petrolera, representa una mil millonésima 

parte de algún sólido químico ultrafino. A lo largo de los años, el uso de 

nanopartículas en la industria petrolera ha crecido considerablemente, debido a los 

resultados que tienen en el yacimiento, por ejemplo, reducción de la tensión 

interfacial, cambio en la mojabilidad del sistema roca-fluido, estabilidad en 

emulsiones, entre otros (Gbadamosi et al., 2019). 

Clasificación de las nanopartículas 

Nanopartículas orgánicas: su composición principal es a base de átomos de 

carbono. Algunos ejemplos comunes para recuperación mejorada son: 

 Poliméricas: poliestireno, poliacrilamida y polietilenglicol. 



 8 

 Nanogeles: son polímeros que tienden a hincharse con agua y liberan 

químicos de forma controlada. 

 Dendrímeros: moléculas simétricas con una estructura esférica muy definida, 

y con ramificaciones homogéneas (Mittal et al., 2021) 

 Biopolímeros: polímeros de origen natural compuestos por múltiples 

unidades, en las cuales están presentes organismos vivos (Wang et al., 

2020). 

Nanopartículas inorgánicas: son partículas que no contienen átomos de carbono, 

por lo que existe una subclasificación, óxido metálicas y metálicas: 

 Óxidos metálicos: los más comunes en la industria petrolera son óxido de 

silicio, de aluminio, de hierro, de titanio, de zinc, de cobalto, de cobre y de 

magnetita (Ealias & Saravanakumar, 2017). Dichas nanopartículas han 

logrado posicionarse como las “mejores”, debido a su baja toxicidad, buena 

estabilidad y su gran capacidad para combinarse con otros materiales 

(Peralta, 2023). 

 Metálicas: nanopartículas construidas a partir de elementos metálicos. Los 

metales más comunes para crear nanopartículas son: aluminio, cadmio, 

cobalto, cobre, oro, hierro, plata, plomo y zinc (Ealias & Saravanakumar, 

2017). 

 A base de carbón: como su nombre lo indica, son nanopartículas hechas 

completamente de átomos de carbono y son clasificadas en fullerenos, 

grafeno, nanotubos de carbono y nanofibras de carbono. Dichas 

nanopartículas son excelentes conductoras de electricidad, son resistentes, 

flexibles y versátiles (Ealias & Saravanakumar, 2017). 

Usos de las nanopartículas en la industria petrolera 

A lo largo del tiempo, el uso de la nanotecnología ha crecido exponencialmente y 

ha generado un gran impacto en las actividades operacionales de la ingeniería 

petrolera. Las nanopartículas son comúnmente usadas en actividades relacionadas 

con la exploración y producción de hidrocarburos, además de la refinación del 

petróleo para obtener sus derivados.  
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Exploración 

El uso de nanosensores para la obtención de mapas sísmicos de la formación, 

debido a que algunas veces resulta compleja la implementación de material 

“convencional” por las características del área de interés, los nanosensores 

permiten la obtención de información detallada y precisa de toda el área que se esté 

explorando (Peng et al., 2020). 

Perforación y terminación 

Existen muchos problemas durante la etapa de perforación de un pozo petrolero, 

las nanopartículas se suelen usar con mezclas de otros fluidos para mejorar la tasa 

de penetración, disminuyen el desgaste de los equipos de perforación, y mejoran la 

transferencia de calor, es decir, alargan la vida útil de los equipos (Peng et al., 2017 

& Peralta, 2023). El uso de nanopartículas de tipo óxido metálicas para aumentar la 

resistencia a la compresión del cemento Portland es usado frecuentemente en la 

etapa de cementación de pozos.  

Estimulación de pozos 

Durante el fracturamiento hidráulico, las nanopartículas ayudan a mejorar ciertos 

parámetros  del fluido fracturante, por ejemplo, propiedades reológicas, reducen la 

capacidad de adsorción a la roca y ayudan a evitar el cierre de las fracturas en la 

roca para mantener una buena permeabilidad (Alsaba et al., 2020). 

Recuperación Mejorada 

De acuerdo con el pronóstico presentado por la Agencia Internacional de Energía 

sobre la producción de aceite mediante el uso de métodos de recuperación 

mejorada, ver figura 3. Los métodos químicos tienen un rol interesante hasta el año 

2040. 
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Figura 3: Producción de aceite a nivel mundial mediante la aplicación de métodos de EOR. Tomada 

de International Energy Agency (IEA). Data- Statistics/ EOR production in the New Policies 

Scenario, 2000-2040. 

El uso de nanopartículas permite reducir la viscosidad del aceite, la tensión 

interfacial y puede alterar la mojabilidad del sistema roca-fluido. Lo que a su vez 

permite incrementar la producción de aceite. Existen casos de aplicación donde los 

ingenieros optan por usar una combinación de nanopartículas con tensoactivo, 

dando lugar a un “nanofluido” el cual permite potencializar las características de 

ambas sustancias químicas.  

En Japón se han realizado pruebas de laboratorio con el uso de nanopartículas de 

sílice con agua del yacimiento en núcleos de roca del campo Sarukawa. La 

inyección del nanofluido favoreció la recuperación de aceite que se encontraba en 

condiciones de saturación residual de aceite, Sor. El experimento concluyó que una 

[MMBPD] 

Millones de 
barriles por 
día 
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adecuada concentración de nanopartículas debe ser usada para poder recuperar el 

mayor volumen de aceite posible (Kaito et al., 2022). 

Se han realizado pruebas de laboratorio usando nanopartículas de Al2O3 junto con 

un polímero (poliacrilamida) para modificar las propiedades del sistema roca-fluido 

en núcleos de areniscas. Los núcleos a condiciones de saturación residual de aceite 

pesado fueron sometidos a la inyección de Al2O3 y poliacrilamida; los resultados 

obtenidos fueron satisfactorios, ya que se logró cambiar la mojabilidad del sistema 

roca-fluido, pasó a ser mojado por agua y favoreció la recuperación de aceite 

(Gbadamosi et al., 2019). 

En resumen, el uso de nanopartículas en la recuperación mejorada de hidrocarburos 

favorece la recuperación de aceite, ya que por cambios en la mojabilidad del sistema 

roca-fluido, reducción de la tensión interfacial, disminución de la viscosidad del 

crudo y por su gran estabilidad para mantenerse en suspensión son parámetros que 

incrementan la producción de crudo. 

Ventajas del uso de nanopartículas (Khan et al., 2017): 

 Cambian la mojabilidad del sistema roca-fluido; 

 Mejoran la conductividad térmica del crudo; 

 Reducen la tensión interfacial; 

 Buena estabilidad química; 

 Se pueden modificar o combinar con otras sustancias químicas. 

Desventajas del uso de nanopartículas (Khan et al., 2017): 

 Su alta concentración química puede tapar los poros de la roca; 

 Costosas; 

 Alta toxicidad. 

Nanopartículas con tensoactivos 

Un nanofluido hace referencia a la combinación de un tensoactivo con 

nanopartículas para mejorar la eficiencia de desplazamiento del aceite en un medio 

poroso mediante la reducción de las fuerzas de cohesión (tensión interfacial) y la 
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alteración de fuerzas de adhesión (mojabilidad) causando que la capilaridad del 

medio poroso se favorable a una liberación de los fluidos contenidos en el medio 

poroso (Almubarak et al., 2020). Lo mencionado anteriormente, permite que los 

fluidos contenidos en el medio poroso se desplacen en contra de la fuerza de 

gravedad. 

La recuperación de aceite está relacionada con el número capilar, representa a las 

fuerzas capilares en el yacimiento, se muestra a continuación: 

Nେ =  
μ v

σ cosθ
 

...( 1) 

Donde:                                   Nୡ: número capilar, [adim] 

μ: viscosidad del fluido, [cP] 

v: velocidad del fluido, ቂ
m

s
ቃ 

σ: tensión interfacial entre el fluido desplazante y el desplazado (agua y aceite), ൤
mN

m
൨ 

θ: ángulo de contacto en el fluido y la roca, [°] 

A medida que se tiene un aumento en el número capilar, esto indica que las fuerzas 

viscosas dominan el proceso de flujo en medios porosos. Generalmente, cuando el 

número capilar alcanza valores de entre 10-4 a 10-5 o mayores, la movilización del 

aceite se favorece, reduciendo a la saturación residual de aceite (Abdallah et al., 

2007). Los aceites ligeros tienen una mayor movilidad dentro del yacimiento, por lo 

que tienen métodos distintos de producción a como si se tratara de un aceite 

pesado. La recuperación de cualquier tipo de aceite está dada bajo las 

características geológicas del yacimiento, el método utilizado de producción y las 

propiedades del fluido.  

Con la aplicación de nanofluidos es posible reducir la tensión interfacial y cambiar 

la mojabilidad del sistema roca – fluido, lo que favorece la movilización del aceite 

del yacimiento, debido a un aumento en el número capilar. Imaginemos que, el 
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medio poroso contiene aceite crudo en sus poros, el agua que hay alrededor quiere 

empujar al aceite, pero el agua no puede debido a la tensión interfacial que existe. 

La fuerza con la que el agua “empuja” al aceite y la tensión interfacial presente en 

los fluidos hace referencia al número capilar. Un valor Nc igual o mayor a 1 significa 

que la fuerza viscosa es mayor a la tensión interfacial y como en este caso, el aceite 

se desprende de los poros de la roca. Lo contrario pasa cuando tenemos un Nc 

menor a 1, la fuerza viscosa (de empuje) es pequeña y no puede desplazar al aceite. 

El uso de nanofluidos ha ganado terreno en la recuperación mejorada, debido al 

comportamiento y los resultados que generan dentro del sistema roca-fluido, la 

capacidad de interacción que tienen ambos químicos favorece la recuperación de 

aceite. 

La combinación de tensoactivos con nanopartículas ha mostrado cambios 

importantes en rocas siliciclásticas, pasando de un sistema mojado al aceite a ser 

mojado por agua y en rocas carbonatadas, la mojabilidad ha sido clasificada como 

intermedia.  

En 2024, Rezvani, Binks y Nguyen presentaron que los tensoactivos no iónicos junto 

con nanopartículas de óxido de silicio son excelentes para alterar la mojabilidad del 

sistema roca – fluido. Ellos hicieron pruebas de mojabilidad determinando el ángulo 

de contacto en rocas con alto contenido de calcita y pruebas de desplazamiento 

para cuantificar la recuperación de aceite (38°API @25°C). Sus resultados fueron 

que a bajas concentraciones de nanopartículas la mojabilidad cambia (pasó de ser 

un sistema mojado por aceite a ser mojado por agua), mientras que la recuperación 

de aceite se obtuvieron volúmenes importantes de aceite, pues, la disminución en 

la saturación de aceite residual fue notable.  
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Capítulo 2  

Jerarquía experimental, pruebas de mojabilidad y 
desplazamiento 

Este capítulo 2, contiene el orden experimental que se siguió en el trabajo para cada 

una de las pruebas realizadas. Además, contiene las características principales de 

los materiales, equipos utilizados en el desarrollo de los experimentos.  

En la figura 4 se muestra la metodología ocupada, las pruebas de suspensión fueron 

realizadas por Barroso Laiza, y son importantes para conocer la capacidad que 

tienen las nanopartículas de óxido de aluminio de mantenerse suspendidas en una 

solución. Los sistemas de fluidos probados en nuestro grupo de trabajo 

previamente; sin embargo, sólo uno fue exitoso (agua destilada, DW por sus siglas 

en inglés, con nanopartículas de óxido de aluminio) debido a eso, se pudo continuar 

con la siguiente prueba, pruebas de tensión superficial, mismas que se realizaron 

por Barroso Laiza (2024). Al obtener los valores de tensión superficial, el sistema 

de fluidos agua destilada (DW) con Al2O3 tuvo un valor de 36.35 mN/m es menor a 

la tensión superficial del agua (72 mN/m). La tensión superficial debe ser menor a 

la del agua para que dentro del medio poroso la fuerza que tiene atrapado al aceite 

disminuya y favorezca a la recuperación de aceite y no de agua. Al obtener éxito 

con las pruebas de tensión superficial, se siguió con el siguiente paso, pruebas de 

capilaridad y así sucesivamente.  

Para el presente trabajo se realizaron tres experimentos: el primero de ellos fue 

realizar pruebas de capilaridad para evaluar la capacidad de desplazamiento de 

aceite sintético que poseen los agentes químicos utilizados (nanopartículas de Al2O3 

y tensoactivo no iónico) y así estimar cualitativamente el volumen de aceite 

desplazado por medio del cálculo del factor de recuperación. El segundo 

experimento consistió en realizar mediciones del ángulo de contacto con el objetivo 

de determinar la mojabilidad del sistema roca-fluido cuando se presentan distintas 

mezclas de fluidos en las muestras de roca carbonatada. Finalmente, el tercer 

experimento consistió en pruebas de desplazamiento inmiscible: mediante la 

inyección de agua destilada, seguida de la inyección de aceite sintético, inyección 
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de agua@Sor y finalmente la inyección de agua destilada con NFE. Para la segunda 

prueba, lo único que cambió fue la última inyección, en lugar de agua destilada con 

NFE se utilizó agua destilada con nanopartículas y NFE. Ambas inyecciones se 

llevaron a cabo con muestras de roca carbonatada y con los resultados obtenidos 

de las pruebas de desplazamiento se construyeron las curvas de Kr para estimar la 

mojabilidad de la roca, y cuantificar el volumen de aceite recuperado dada la 

inyección de agua destilada con NFE y nanopartículas de Al2O3. 

A continuación, en la figura 4 se muestra el orden de los experimentos: 

 

 

Materiales  

Para la realización de las pruebas experimentales se trabajó con aceite sintético, 

agua destilada, con una salmuera de 1,000 [ppm]. Además, se utilizó una roca 

carbonatada (proveedor Kocurek), agentes químicos como las nanopartículas de 

óxido de aluminio (Al2O3) las cuales provienen de Sigma - Aldrich y un tensoactivo 

no iónico (nonilfenoletoxilado) del proveedor Droguería Cosmopolita. Las 

propiedades de cada material se enlistan a continuación, ver tablas del 1 al 5: 

Tabla 1: Características del aceite sintético 

Material 
Densidad, 

g/mL 
Densidad, 

°API 
Viscosidad, cP Concentración 

Aceite sintético 0.9419 18.7229 195 
50/50 Aceite mineral/ 

KTIA 

 

 

Orden 
experimental

1. Pruebas 
de 

suspensión

2. Pruebas de 
tensión 

superficial

3. Pruebas de 
capilaridad

4. Pruebas de 
mojabilidad

5. Pruebas de 
desplazamiento

Figura 4: Orden experimental de las pruebas realizadas en el laboratorio. 
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Tabla 2: Características del aceite mineral. 

Material Densidad g/mL Densidad °API Viscosidad cP 

Aceite mineral 0.8364 37.67 55 

 

Tabla 3: Características del aceite crudo "KTIA". 

Material Densidad g/mL Densidad °API Viscosidad cP 
Aceite crudo 0.9 25.722 3,660 

 

Tabla 4: Características del surfactante o tensoactivo. 

Material Tensoactivo 
Masa molecular 

g/mol 
Viscosidad cP 

@20°C 
Concentración 

%v/v 
Nonilfenol   
etoxilado 

No iónico 640-660 240-260 1% 

 

Tabla 5: Características de las nanopartículas de óxido de aluminio. 

Material Tipo Tamaño nm 
Concentración 

%p/p 

Al2O3 
Modificadas con 

isopropanol 
<50 0.1 

 

Tabla 6: Características de la muestra de roca carbonatada. 

Material Porosidad Permeabilidad 
Roca (Silurian Dolomite) 16-17 % 35 - 100 mD 

Equipos utilizados 

Tensiómetro SITA 

En la medición de la tensión superficial se utilizó un tensiómetro de la marca SITA, 

ver figura 5, el cual opera bajo el método de la presión de burbuja que consiste en 

bombear aire a través de un tubo capilar hacia el fluido a analizar. Para obtener el 

valor de la tensión superficial el dispositivo se basa en la ecuación de Young 

Laplace, es una diferencia de presiones, ∆P =  P୫ୟ୶ −  P୫୧୬. A partir de la ecuación 

de Young Laplace y el tiempo de vida de la burbuja, se calcula la tensión superficial. 
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Para medir la tensión superficial se siguieron los siguientes pasos: 

1. Calibrar el tensiómetro con 50 [mL] de agua destilada; 

2. Limpiar el tubo capilar con agua destilada; 

3. Seleccionar la velocidad a la cual se requiera la medición; 

4. Se utilizó 50 [mL] del nanofluido (tensoactivo + nanopartículas + agua 

destilada) en un vaso de precipitados; 

5. La medición se repitió 2 veces, con 30 y 50 [ms] respectivamente. 

 

Figura 5: Tensiómetro SITA. 

Goniómetro  

Peralta (2023) señala que para llevar a cabo la medición del ángulo de contacto se 

utilizó un goniómetro de marca OSSILA, ver figura 6, el cual se basa en el método 

de la gota sésil. Dicho método consiste en dejar caer una gota de fluido por medio 

de una jeringa sobre la muestra de roca, y se analiza mediante un software a través 

de la medición de sus ángulos: izquierdo y derecho. Así mismo, se determina el 

error cuadrático medio para verificar que la gota tenga el más mínimo error para al 

final dar un ángulo promedio. En la siguiente figura se puede observar al equipo, el 

cual consta de una cámara de alta resolución, una fuente de luz monocromática y, 

además, por medio de un cable USB, el goniómetro se conecta a una computadora 

para hacer uso del software Ossila para el análisis de los ángulos de la gota del 

fluido.  
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Figura 6: Goniómetro marca OSSILA. 

Caracterización básica de una muestra de roca carbonatada con 

una celda de desplazamiento 

Celda de desplazamiento 

La celda de desplazamiento opera con muestras de las siguientes dimensiones: 1 

a 1.5 [pg] de diámetro por 4 [pg] de longitud, a condiciones máximas de 10,000 [psi] 

de presión de sobrecarga. El diseño de la celda obliga a tener dos tipos de fluidos: 

fluidos de trabajo, que se inyectan en las muestras de roca, y fluidos de operación 

y funcionamiento. 

Los elementos principales de la celda de desplazamiento se enlistan a continuación, 

partiendo de la descripción presentada por Rodríguez (2023), ver figura 7: 

1. Una bomba hidráulica manual; 

2. Una bomba tipo HPLC P40 Knauer con una capacidad de bombeo de fluido 

de 0.1 a 5 ቂ
୫୐

୫୧୬
ቃ; 

3. Un portamuestras con una manga de hule; 

4. Un manómetro de presión; 

5. Dos acumuladores; 

6. Válvulas tipo globo y aguja. 
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Figura 7: Vista de frente de la celda de desplazamiento con el señalamiento de sus componentes 

principales. 

Descripción de sus componentes principales 

1. Bomba hidráulica, se usa para generar presión de sobrecarga a la muestra de 

roca mediante la inyección de aceite hidráulico. La presión máxima de dicha bomba 

es de 10,000 [psi]. 

2. La manga de hule permite la simulación de la presión del poro de la muestra de 

roca. La máxima presión que soporta es 10,000 [psi]. Dentro de la manga de hule 

cabe una muestra de 1 a 1.5 [pg] de diámetro por 4 [pg] de largo.  

3. Portamuestras, sujeta a la manga de hule para mantenerla dentro de la celda y 

confinar la muestra a una cierta presión de poro. 

4. Contenedor de la manga de hule y la muestra de roca. Permite el paso de fluidos 

dentro y fuera de la manga por medio de sus cabezales ranurados, los cuales son 

1 

2 
3 

4 
5 

6 7 

8 

9 

10 11 
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ranurados en forma radial para permitir que el desplazamiento de fluidos sea 

uniforme sobre la roca. 

5. Manómetro digital, se dispone de tres manómetros digitales, cada uno con 

diferentes capacidades de 30, 300 y 5000 [psi] respectivamente. El manómetro 

permite monitorear la presión del fluido de entrada al portamuestras durante la 

prueba de desplazamiento. 

6. Línea de flujo proveniente del contenedor de agua destilada. 

7. Línea de flujo proveniente del contenedor de aceite. 

8. Manguera para purgar el sistema, a través de la manguera se libera el gas que 

queda atrapado al momento de confinar con la bomba hidráulica. 

9. Bomba tipo HPLC P40 Knauer, la cual tiene una capacidad de bombeo de 0.5 a 

5 [mL/min] a una máxima presión de 5,000 [psi]. La bomba inyecta agua destilada 

a su respectivo depósito, figura 8, para que el agua inyectada desplace al pistón 

que está dentro del depósito y a su vez desplace al fluido de trabajo hacia el 

portamuestras. 

10. Válvulas de instrumentación permiten el paso de fluidos de manera segura. 

Operan hasta los 10,000 [psi]. 

11. Depósitos de agua y aceite: son cilindros hechos de acero inoxidable con 

capacidad de 1 [L] y soportan hasta 10,000 [psi] de presión de trabajo. Dentro de 

los depósitos existe un pistón flotante el cual se encarga de separar el fluido de 

trabajo (agua o aceite) del agua destilada que se bombea a un gasto constante. El 

agua destilada desplaza al fluido de trabajo hasta llegar al portamuestras.  
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Figura 8: Depósitos. Parte trasera de la celda de desplazamiento. 

Rodríguez Hernández (2023) señala que el funcionamiento de la celda se basa en 

cinco principales partes, figura 9: 

En la figura 9 se puede observar la configuración y la distribución del área de 

inyección y desplazamiento de la celda. El proceso de inyección comienza con la 

succión de agua destilada desde el contenedor para posteriormente pasar por las 

líneas de flujo de acero inoxidable (líneas azules) hasta llegar a los depósitos; el 

uso de un depósito dependerá del fluido que se requiera inyectar al tapón de roca. 

La línea de flujo para el depósito A, la bomba de inyección debe de ser mayor a la 

presión de la columna hidrostática de fluido en el depósito A. Esto, para que el pistón 

comience a desplazarse hacia arriba y desplazar el fluido de trabajo por toda la línea 

de flujo y así hacer llegar el fluido de trabajo al tapón de roca contenido en el 

portamuestras. En el recorrido del fluido por las líneas de flujo se encuentra un filtro 

para evitar el ingreso de partículas no deseadas al tapón de roca.  

 

Depósito de 
agua 

Depósito de 
aceite 
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Figura 9: Configuración para llevar a cabo las pruebas de desplazamiento. Tomada de Rodríguez, 

J. (2023). Configuración del sistema funcional de la celda de desplazamiento. 

1.- Área de inyección y desplazamiento 

Consta de la bomba HPLC P40 Knauer, líneas de flujo de acero inoxidable, dos 

acumuladores y el portamuestras de acero inoxidable.  

Rodríguez, J. (2023) señala que “para la realización de la prueba de 

desplazamiento, el objetivo principal es cuantificar la recuperación de fluidos en un 

tapón de roca saturado por algún fluido de trabajo (aceite crudo, aceite mineral, 

aceite sintético, nanofluidos o salmueras) a través de la inyección de agua destilada. 

Al momento de inyectar agua destilada por medio de la bomba HPLC P40 Knauer 

es que, por diferencias de densidades, el agua destilada desplace al fluido por el 

cual está saturado el tapón de roca” (p.14).  

Dep. B Dep. A 
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Es importante mencionar que, antes de comenzar la inyección de agua destilada, 

se deben establecer los gastos a emplear dadas las características petrofísicas de 

la roca y asimismo las características físicas de los fluidos de trabajo. 

Asimismo, la bomba de inyección bombea agua destilada a un gasto constante, 

manteniendo una cierta presión de entrada en la parte superior del portamuestras; 

dicha presión representa la presión total del sistema, la cual aumenta continuamente 

y es proporcional al gasto de inyección. Junto con la presión de sobrecarga a la cual 

se encuentra confinado el tapón de roca y todo el mecanismo de inyección, se 

genera el desplazamiento de un fluido de trabajo a través de una muestra de roca 

confinada a una cierta presión de sobrecarga. 

Al momento de inyectar el fluido de trabajo, la salida (tubo capilar de acero 

inoxidable, mismo que se encuentra en la parte inferior del portamuestras de acero 

inoxidable), se utilizaron probetas de 5 [mL] a 10 [mL], el número de probetas será 

determinado por la duración de la prueba de desplazamiento. En el presente trabajo 

también se utilizaron probetas de 25 [mL] debido a que se esperaba recuperar más 

volumen del fluido de trabajo, y para cuantificar el volumen en una sola fracción de 

fluido y no cambiar probetas frecuentemente. Por medio de los valores de 

permeabilidad proporcionados por el proveedor de la muestra de roca y con la 

viscosidad del fluido de trabajo, se determina la presión a la que será confinado el 

tapón de roca, el gasto de inyección y el tiempo para la obtención de los valores de 

presión. Cabe mencionar que, cuando se determinó la porosidad efectiva, no fue 

necesario llevar un control riguroso de los valores de presión y tiempo, solo bastó 

con cuantificar el volumen poroso del tapón de roca (Rodríguez, J. 2023). 

2.- Área de presión de sobrecarga 

Rodríguez, J. (2023) señala que “el área de presión de sobrecarga se compone de 

la bomba hidráulica, un manómetro analógico, la manga de hule y el portamuestras. 

La presión de sobrecarga es ejercida por el peso de todos los sedimentos por 

encima del medio poroso. Asimismo, dicha presión de sobrecarga genera una 

reducción en la porosidad de la roca” (p.14). 
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El objetivo es simular las condiciones de yacimiento en términos de presión a la cual 

se encuentra sometida la roca. Con ayuda de una bomba hidráulica se alcanzó una 

presión de sobrecarga dentro del portamuestras. Dicha bomba se encarga de 

inyectar aceite hidráulico al portamuestras para re-presionar el tapón de roca.  

Para la realización de las pruebas de desplazamiento es obligatorio mantener limpio 

el tapón de roca y la manga de hule, debido a que la manga actúa como un agente 

aislante para evitar el paso de aceite hidráulico hacia el tapón de roca y ser 

contaminado por un fluido no deseado. El flujo de trabajo se presenta en forma 

longitudinal y paralelo a las paredes del portamuestras, obligando a los fluidos a 

desplazarse en una sola dirección de salida, ver figura 10. 

 

Figura 10: Interacción con el tapón de roca y la presión de sobrecarga. Figura tomada de 

Rodríguez, M. 2021. 

3.- Presión de poro 

Para Sabido (2018). “A condiciones reales de yacimientos, se sabe que el 

incremento en la presión de sobrecarga ocasiona una mayor compactación de las 

rocas, lo que genera una reducción del volumen poroso y favorece a la expulsión 

de los fluidos contenidos en la formación, en donde la presión de poro es aquella 

presión que se origina por procesos de depósito y compactación de la roca a la que 

se encuentran sometidos los fluidos en el medio poroso” (p.20-23). 



 25 

Rodríguez, J. (2023) menciona que el objetivo de generar una contrapresión en el 

tapón de roca es simular la presión de poro que existe a condiciones reales (de 

yacimiento). Dicha contrapresión no permite el paso de fluidos a través del tapón de 

roca y para realizar el desplazamiento de fluidos se debe vencer por medio de la 

presión generada por la inyección de fluidos. Es decir, la contrapresión en el 

portamuestras debe ser vencida por la presión generada por la inyección de fluidos; 

esto a su vez permite encontrar una presión óptima de trabajo (que permita el paso 

de fluidos a través del tapón de roca). 

4.- Área de verificación de estado general 

La verificación de la presión que existe dentro del sistema es vital para un correcto 

funcionamiento de la bomba HPLC P40, por tanto, es indispensable observar los 

valores de presión que marca el manómetro digital al momento de la purga o bien 

inyección de algún fluido de trabajo. 

En consecuencia, existen tres variables físicas para el monitoreo en un experimento 

de desplazamiento: la presión, la temperatura y el gasto de trabajo. La temperatura 

no fue esencial debido a que se trabajó en condiciones de temperatura ambiente. 

El gasto fue constante durante todo el experimento. El gasto de trabajo debe ser el 

mismo que se inyecta y el que sale. Es decir, debe existir un balance de masa entre 

lo que entra y lo que sale (Rodríguez, J. 2023). 

5.- Área de recolección de datos 

Para una prueba de desplazamiento, la cuantificación de los fluidos de trabajo en la 

salida por el tubo capilar del portamuestras se da por medio de la inyección de dos 

a tres volúmenes porosos del fluido de trabajo a través de la roca. Al conocer el 

peso y el volumen total del tapón de roca, es posible obtener el volumen poroso de 

dicho tapón. Es muy importante verificar que el tapón de roca esté saturado al 100%.  

La caracterización de la muestra de roca permite conocer la interacción roca-fluido 

del medio poroso para entender su comportamiento. La presión dependerá de los 
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fluidos con los que se estén trabajando; asimismo, los valores de presión se 

registran en intervalos de tiempo de 1 a 5 minutos. Es importante el monitoreo de la 

celda de desplazamiento, ya que pueden existir fugas, un mal ensamble o bien se 

puede alcanzar la presión máxima de operación de la bomba (Rodríguez, J. 2023). 

Métodos utilizados para la medición de la porosidad efectiva y permeabilidad 

absoluta 

Medición de la porosidad efectiva 

Los métodos de medición de porosidad efectiva y permeabilidad absoluta fueron 

adaptados a partir del trabajo presentado por Rodríguez, J. 2023 el cual señala la 

técnica utilizada para medir el volumen de poros interconectados de una muestra 

de roca fue mediante la saturación de la muestra de roca al vacío. El proceso de 

saturación al vacío no afecta a la composición estructural y mineralógica de la 

muestra de roca (p.17). 

La técnica consiste en sumergir la roca en un recipiente con agua destilada. El 

líquido debe cubrir completamente la roca. El recipiente con la roca y el líquido se 

coloca en una campana; es importante que a la tapa de la campana se le coloque 

grasa de vacío para lograr un sello completamente hermético. Posteriormente, se 

enciende la bomba para lograr el vacío; la bomba comienza a expulsar el aire 

contenido en la campana, también saca el aire contenido en los poros de la roca y 

el líquido comienza a entrar en los poros de la roca. Este proceso concluye hasta 

que no se observen burbujas de aire que salgan de la roca (Rodríguez, J. 2023). 

Enseguida se describen las partes del equipo utilizado, siguiendo la descripción 

presentada por Rodríguez (2023): 

1.- Bomba de vacío: Bomba que consta de dos etapas y de modelo ET 1148, con 

una potencia de 1/3 [HP], una frecuencia de 60 [Hz], un voltaje de 110 [V], una 

presión máxima de trabajo de 3x10-1 [Pa] (0.000043511 [psi]) y es capaz de 

desplazar 4 ft3 de gas por minuto. La bomba tiene conectada una manguera con 

una válvula de aislamiento para regular el vacío generado dentro de la campana. 
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2. Campana de vacío: Está constituida por un sello hermético de vidrio la cual 

permite la extracción de gas para generar vacío. Se debe utilizar grasa para vacío 

entre la tapa y la base de la campana para hacer un sello completamente hermético 

y evitar fugas. La campana consta de dos piezas de vidrio. La porosidad efectiva de 

la muestra de roca se obtiene con las siguientes ecuaciones: 

Φ =
V୮

V୲
 ∗  100 

...( 2) 

Donde:                                           Φ: porosidad, [%] 

V୮: volumen poroso, [cmଷ] 

V୲: volumen total de la roca, [cmଷ] 

 

El volumen poroso se obtiene de la manera siguiente: 

V୮ =  
mୱୟ୲ − mୱୣୡ

ρ୲
 

...( 3) 

Donde:               V୮: volumen poroso de los poros interconectados, [cmଷ] 

mୱୟ୲: masa del tapón de roca saturado al vacío, [g] 

mୱୣୡ: masa del tapón de roca seco (antes de saturar), [g] 

ρ୲: densidad del fluido de trabajo, ቂ
g

 cmଷ
ቃ 

 

Y el volumen total de la roca se obtiene de la manera siguiente: 
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V୲ = A ∗  L 

...( 4) 

Donde:                            V୲: volumen total de la muestra de roca, [cmଷ] 

                                       A =  área de la base del tapón de roca, [cmଶ] 

                                       L =  longitud del tapón de roca, [cm] 

La porosidad es una variable petrofísica de la roca que comúnmente se expresa en 

porcentaje [%]. 

Medición de la permeabilidad absoluta 

El valor de la permeabilidad absoluta se obtendrá por medio del uso de la ley de 

Henry Darcy; para ello es indispensable contar con los valores precisos de presión 

durante todas las pruebas de desplazamiento. En esta parte se describe la ley de 

Darcy para determinar la permeabilidad absoluta de la muestra de roca. 

Ahmed (2006) considera que la permeabilidad de la roca, k, es una propiedad 

petrofísica de la roca porque se encarga de controlar la dirección del movimiento 

del flujo de fluidos presentes en la formación. Este concepto fue definido por el 

matemático Henry Darcy en 1856; por tanto, la ecuación que rige el comportamiento 

de fluidos en medios porosos es llamada Ley de Darcy (p.228).  

Darcy desarrolló una ecuación para un flujo lineal de un fluido incompresible 

presente en una muestra de roca de longitud L y un área A, la ecuación es la 

siguiente:  

v = − 
k

μ
 
dp

dL
 

...( 5) 

Donde:                                v: velocidad del fluido, [cm/s] 
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k: valor de la permeabilidad, [mD] 

μ: viscosidad del fluido, [cP] 

dp

dL
: gradiente de presión por unidad de longitud al flujo, [psi/cm] 

La ecuación 5 debe resolverse usando otras variables físicas como el gasto de 

inyección y el área de la muestra. Con dichas variables se determina la velocidad 

del fluido (ecuación 6). 

v =
q

A
 

...( 6) 

Donde:                                v: velocidad del fluido, [cm s⁄ ] 

A: área de la base de la muestra, [cmଶ] 

q: gasto de inyección, [cmଷ/s] 

Sustituyendo la ecuación 5 en la ecuación 6 tenemos lo siguiente: 

q

A
= −

k

μ
 
dp

dL
 

...( 7) 

Donde:                              q: gasto de inyección, [cmଷ/s] 

A: área de la base de la muestra, [cmଶ] 

k: valor de la permeabilidad, [mD] 

dp

dL
: gradiente de presión por unidad de longitud al flujo, [psi/cm] 

μ: viscosidad del fluido, [cP] 
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El signo negativo de la ecuación 7 se debe al incremento de la presión en una 

dirección de flujo y está en función del incremento de la longitud de la roca en 

sentido opuesto (Ahmed, 2006, p.246). 

A partir de la ecuación 7, se procede a integrar ambos diferenciales como se 

muestra a continuación: 

q

A
= −

k

μ
 
dp

dL
 

...( 8) 

Agrupando los diferenciales de la ecuación 8: 

q dL = −
kA

μ
 dp 

...( 9) 

Integrando ambos miembros de la ecuación anterior, se obtuvo lo siguiente: 

q L =  − 
kA

μ
 (pଶ −  pଵ) 

...( 10) 

 

Figura 11: Representación del flujo lineal que constituye a la ecuación de Darcy.  

La presión P1 es mayor que la presión P2; esto significa que los signos negativos de 

la ecuación pueden reorganizarse. Esto es: 
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q L =  − 
kA

μ
 (−Δp) 

q L =   
kA

μ
 (Δp) 

...( 11) 

La ecuación 11 representa la ecuación de Darcy utilizada para resolver problemas 

de flujo lineal. 

Despejando la permeabilidad de la ecuación 11, misma que fue utilizada para el 

cálculo de todos los valores de permeabilidad en las pruebas de desplazamiento. 

k =   
q μ L

A Δp
 

...( 12) 

 Donde: 

                                             q: gasto de inyección, [cmଷ/s] 

A: área de la base de la muestra, [cmଶ] 

k: valor de la permeabilidad, [mD] 

Δp: Delta de presión (Pଵ − Pଶ) , [Pa] 

μ: viscosidad del fluido, [cP] 

L ∶  longitud de la muestra de roca, [cm] 

Algunas de las consideraciones para medir la permeabilidad de una muestra de roca 

con la ley de Darcy son: 
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 Flujo laminar 

 Que la roca esté saturada al 100% de un solo fluido 

A partir de las consideraciones de la ley de Darcy, podemos determinar el valor de 

la permeabilidad absoluta y efectiva de la muestra de roca. Para ello es importante 

mencionar que la celda de desplazamiento solo mide la presión de entrada en el 

portamuestras de la celda, y para poder obtener el delta de presión es necesario 

crear un historial de presión respecto al tiempo y el valor de la presión de salida será 

tomado cuando la curva de presión se haya estabilizado. 

Construcción de las curvas de permeabilidad relativa por el método de 

Johnson-Bossler-Naumann (JBN) 

Método adaptado a partir del trabajo presentado por Rodríguez, J. 2023 señala que 

las curvas de permeabilidad relativa son de gran importancia para estudios de 

producción, asimismo, son esenciales para el diseño e implementación de métodos 

de recuperación secundaria y mejorada de hidrocarburos (Helset et al.,1998). La 

permeabilidad relativa también muestra el comportamiento que tienen los fluidos 

dentro de un medio poroso. Las curvas de permeabilidad relativa generalmente son 

interpretadas mediante el método de Johnson-Bossler-Naumann con base en datos 

de pruebas experimentales de desplazamiento en el laboratorio (p.22). 

El método de Johnson-Bossler-Naumann (JBN) se desarrolló a partir del trabajo de 

Welge en 1952. Welge desarrolló un método para estimar la recuperación de 

hidrocarburos cuando este es desplazado del medio poroso hacia el pozo por un 

fluido incompresible e inmiscible (Welge, 1952).  

Para poder llevar a cabo la aplicación del método de Johnson-Bossler-Naumann 

(JBN), se requiere conocer los volúmenes de todos los fluidos utilizados en las 

pruebas de desplazamiento para poder determinar las saturaciones residuales 

correspondientes en el medio poroso.  A continuación, se presentan las ecuaciones 

matemáticas para llevar a cabo el método JBN. 
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Volúmenes porosos de agua inyectada: 

Q୵୧ =
V୲ ୟୡ୳୫

V୮
 

...( 13) 

Donde:                  Q୵୧: volúmenes porosos de agua inyectada, [adim]   

V୲ ୟୡ୳୫: volumen total acumulada, [mL] 

V୮: volumen poroso, [mL] 

Flujo fraccional del agua y del aceite: 

                                                f୵୐ =
୚౭

୚౥ା୚౭ 
 

...( 14) 

Donde:             f୵୐: flujo fraccional de agua en la salida del sistema, [adim]   

V୵: volumen de agua, [mL] 

V୭: volumen de aceite, [mL] 

                                             f୭୐ =
୚౥

୚౭ା୚౥ 
                                                              ...( 15) 

Donde:         f୭୐: flujo fraccional de aceite en la salida del sistema, [adim]   

V୭: volumen de aceite, [mL] 

V୵: volumen de agua, [mL] 

Adaptado a partir del trabajo de Rodríguez, J. 2023 menciona que, al momento de 

realizar una prueba de desplazamiento, existe una interacción entre los fluidos 

presentes: la fase desplazada y la desplazante. La fase desplazada corresponde al 
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fluido inicial con el que está saturada la muestra de roca. Mientras que la fase 

desplazante se refiere al fluido que está siendo inyectado en la muestra de roca 

para desplazar al fluido inicial. Conforme se da la propagación del fluido inyectado 

a través del medio poroso, las saturaciones del medio poroso van cambiando. Es 

decir, la saturación del medio poroso cambia con el tiempo; la saturación a la 

entrada es distinta de la saturación en la salida debido al fluido inyectado que va 

ocupando los poros de la roca y expulsando al fluido original. Las zonas cercanas a 

la salida del portamuestras son las que más tardan en ser invadidas por el fluido 

inyectado. Para construir las curvas de permeabilidad relativa con el método de 

JBM, el agua es el fluido que se desplaza y el aceite corresponde a la fase 

inyectada. La saturación promedio de agua presente en el medio poroso es 

expresada de la siguiente manera (p.24): 

S୵
തതതത =  S୵୰  +  

V୭ ୢୣୱ୮୪ୟ୸ୟୢ୭

V୮
 

...( 16) 

Donde:           S୵
തതതത: saturación promedio de la fase desplazada (agua), [adim]   

S୵୰: saturación de agua residual, [adim] 

V୭ ୢୣୱ୮୪ୟ୸ୟୢ୭: volumen de aceite desplazado, [mL] 

V୮: volumen poroso, [mL] 

Para la saturación en la salida del medio poroso, se utiliza la expresión propuesta 

por Welge (1952): 

S୵୐ = S୵
തതതത   −   (Q୵୧ f୭୐) 

...( 17) 

Donde:    S୵୐: saturación de la fase desplazada (agua) en la salida del sistema, [adim]   
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S୵
തതതത: saturación promedio de la fase desplazada (agua), [adim] 

Q୵୧: volúmenes porosos de agua inyectada, [mL] 

f୭୐: flujo fraccional de aceite en la salida del sistema, [adim] 

El siguiente paso es calcular la inyectividad relativa, Ir, la cual hace referencia a la 

facilidad con la que se puede inyectar un fluido al medio poroso en presencia de 

otro fluido. La inyectividad relativa se expresa matemáticamente de la siguiente 

manera:  

I୰ =  

ቀ
q

∆p
ቁ

୧

ቀ
q

∆p
ቁ

୰

 

...( 18) 

Donde:                                  I୰: inyectividad relativa, [adim] 

൬
q

∆p
൰

୧

: capacidad de consumo en cualquier etapa de inyección, ൤
mL

psi ∗ s
൨ 

൬
q

∆p
൰

୰

: capacidad de consumo al comenzar con la inyección  

de aceite y el agua está inmóvil, ൤
mL

psi ∗ s
൨ 

q: caudal de inyección, ൤
mL

s
൨ 

∆p: caída de presión basada en la inyección correspondiente, [psi] 
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Después de obtener la inyectividad relativa, se deben de calcular las 

permeabilidades relativas correspondientes a la fase de aceite y agua, para ello se 

ocupan las siguientes ecuaciones: 

k୰୭୐ =  f୭୐  
d ቂ

1
Q୵୧

ቃ

d ቂ
1

Q୵୧ I୰
ቃ
 

...( 19) 

Donde:      k୰୭୐: permeabilidad relativa del aceite en la salida del tubo capilar, [adim] 

f୭୐: flujo fraccional del aceite en la salida del tubo capilar, [adim] 

I୰: inyectividad relativa, [adim] 

Q୵୧: volúmenes porosos de agua inyectada, [mL] 

 

Para obtener la permeabilidad relativa al agua, se utiliza la siguiente expresión: 

k୰୵୐ =  k୰୭୐  
μ୵(1 − f୭୐)

μ୓ f୭୐
 

...( 20) 

Además, es necesario definir la siguiente relación de cocientes para graficar las 

curvas de permeabilidad relativa: 

Sabemos que:                                 (1 − f୭୐) =  f୵୐ 

...( 21) 

Por tanto:  
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k୰୵୐

k୰୭୐
=   

μ୵  f୵୐

μ୓ f୭୐
 

...( 22) 

Donde:  k୰୵୐: permeabilidad relativa del agua a la salida del tubo capilar, [adim] 

k୰୭୐: permeabilidad relativa del aceite a la salida del tubo capilar, [adim] 

μ୵: viscosidad del agua, [cP] , μ୭: viscosidad del aceite, [cP] 

f୭୐ , f୵୐ ∶ flujo fraccional del aceite y agua en la salida del tubo capilar, [adim] 

Siguiendo con el orden de los experimentos realizados, se presenta lo siguiente: 

Pruebas de suspensión 

Las pruebas de suspensión consisten en verificar el comportamiento de las 

nanopartículas en una fase continua. Para este trabajo se usó tensoactivo no iónico, 

agua destilada y nanopartículas de óxido de aluminio. Cabe mencionar que la 

importancia que tuvo dicha prueba es fundamental para seguir con los experimentos 

establecidos en la figura 4.  

 

Figura 12: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de suspensión. 

Las pruebas de suspensión fueron realizadas por Barroso Laiza en 2020, en donde 

se verificó que las nanopartículas de óxido de aluminio son estables a una baja 

salinidad. 

Pruebas de 
suspensión

Al2O3 + 
Salmueras + DW

Al2O3 + DW+ 
Hercoten

Al2O3 + DW + 
NFE
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En la tabla 7 se presentan las mezclas de los fluidos realizados. Se utilizó agua 

destilada y tres salmueras de 1,100, 22,500 y 44,000 ppm respectivamente.  

Tabla 7: Descripción de las pruebas de suspensión. 

Primera prueba 

Cantidades 
1% de NFE 
0.1 de Al2O3 

98.9% de salmuera 
DW 1,100 ppm 22,500 ppm 44,000 ppm 

Segunda prueba 

Cantidades 
1% de Hercoten 

0.1 de Al2O3 
98.9% de salmuera 

DW 1,100 ppm 22,500 ppm 44,000 ppm 
Tercera prueba 

Cantidades 
0.1 de Al2O3 

98.9% de salmuera 
DW 1,100 ppm 22,500 ppm 44,000 ppm 

 

Pruebas de tensión superficial  

Una vez observado el comportamiento de las nanopartículas en las pruebas de 

suspensión, se procedió a realizar pruebas de medición de la tensión superficial 

para verificar si las nanopartículas son capaces de reducir la fuerza entre los fluidos.  

Pruebas de capilaridad 

Magaña y Romero (2018) señalan que “normalmente, las pruebas de 

desplazamiento de aceite mediante tubos capilares son aplicadas a la industria 

petrolera para observar el efecto de las nanopartículas y tensoactivos sobre la 

tensión interfacial” (p.53). 

“Para dichas pruebas se usaron tubos capilares de teflón y aceite sintético. Una 

prueba de capilaridad tiene como finalidad evaluar a las nanopartículas, el 

tensoactivo y la polaridad del material en la presión capilar” (Magaña y Romero, 

2018, p.53). 

El objetivo de dicha prueba es: 

 Evaluar la capacidad de desplazamiento de la fase oleosa por medio de 

nanopartículas y un tensoactivo. 
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En el presente trabajo se realizaron tres experimentos distintos: 

1. En el primero se evaluó el desplazamiento de aceite sintético por medio de 

agua destilada. 

2. Se observó el desplazamiento de aceite sintético por medio de agua destilada 

+ Al2O3. 

3. Desplazamiento de aceite sintético por medio de agua destilada con 

tensoactivo (NFE). 

Se decidió utilizar agua destilada en todos los experimentos debido a que las 

nanopartículas funcionan a una nula salinidad. Para los tres experimentos distintos, 

se utilizó un volumen total de 100 [mL], 90 [mL] para la fase acuosa y 10 [mL] para 

la fase oleosa. 

El procedimiento general utilizado para esta prueba es el siguiente, ver figura 13: 

I. Saturar los tubos capilares de 1 [mm] de diámetro con aceite sintético durante 

5 días. 

II. Pesar la cantidad de nanopartículas de Al2O3 correspondiente al 0.1% del 

peso de la fase acuosa. 

III. Medir el volumen de tensoactivo a utilizar, para dicho trabajo se usó 1% del 

peso de la fase acuosa. 

IV. Verter el nanofluido en frascos de vidrio y añadir aceite sintético. 

V. Perforar un pedazo de plástico espuma con el capilar e inmediatamente 

introducirlo en el frasco de vidrio. 

VI. Identificar el nivel al que llega el fondo del tubo capilar y la distancia a la 

interfase agua-aceite, ya que corresponde al volumen a desplazar. 

VII. Llevar un registro del avance del aceite desplazado con respecto al tiempo. 
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Figura 13: Ejemplo del sistema para medir el aceite desplazado. (Tomada de Magaña & Romero, 

2018). 

El cálculo para determinar el factor de recuperación está dado por la ecuación, figura 

14: 

F୰ = ൬
A୫ − Aୠ

Aୠ − A୧
൰ ∗ 100 

...( 23) 

Dónde:  

F୰: Factor de recuperación [%] 

A୫: Altura medida [cm] 

Aୠ: Altura de la base del capilar [cm] 

A୧: Altura de la interfaz agua-aceite [cm] 

 

Figura 14: Representación gráfica del sistema para llevar a cabo la determinación del factor de 

recuperación. (Tomada de Magaña & Romero, 2018). 



 41 

Pruebas de mojabilidad 

El objetivo en el presente trabajo es conocer la mojabilidad del sistema roca-fluido 

en presencia de agentes químicos para el aprovechamiento de la recuperación de 

hidrocarburos en rocas carbonatadas.  

Para llevar a cabo la medición del ángulo de contacto se utilizó un goniómetro de 

marca OSSILA, el cual se basa en el método de la gota sésil. Dicho método consiste 

en dejar caer una gota de fluido por medio de una jeringa sobre la muestra de roca, 

y se analiza mediante un software a través de la medición de sus ángulos: izquierdo 

y derecho. Así mismo, se determina el error cuadrático medio para verificar que la 

gota tenga el menor error para al final dar un ángulo promedio. 

Se determinó la mojabilidad del sistema roca-fluido con base en la realización de 

cinco mezclas de fluidos, las cuales se presentan en la tabla siguiente: 

Tabla 8: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de mojabilidad. 

M1 Agua destilada (DW) 

M2 Agua destilada + Al2O3 

M3 Agua destilada + NFE 

M4 Agua destilada + NFE + Al2O3 

M5 Salmuera M1 

 

Con base en la tabla 8, se siguieron los pasos descritos en la tabla 9, donde se 

presenta la metodología utilizada para la evaluación de la Recuperación Primaria. 

Recuperación Primaria: Fueron cinco muestras de roca carbonatada las que 

fueron saturadas con agua destilada (M1, ver tabla 8) en vasos de precipitados 

durante 800 h en una campana de vacío (paso 1, ver tabla 9). Posteriormente, las 

cinco muestras de roca fueron saturadas en aceite sintético (paso 2, ver tabla 9) en 

diferentes vasos de precipitados durante un período de 1000 h en la campana de 

vacío.  

Para determinar el ángulo de contacto (paso 3, ver tabla 9), se dejaron caer ocho 

gotas de las diferentes mezclas (ver tabla 8) en cada una de las muestras de roca. 
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Recuperación Secundaria: Después del proceso de Recuperación Primaria, las 

cinco muestras de rocas fueron sumergidas en agua destilada (M1, ver tabla 8) 

durante un período de 300 h simulando un proceso de Recuperación Secundaria. 

Una vez pasadas las 300 h, se dejaron caer ocho gotas (paso 5, ver tabla 9) de 

cada una de las cinco mezclas de fluidos (ver tabla 8). 

Recuperación Mejorada: Posterior a la Recuperación Secundaria, se procedió con 

la saturación de las 5 muestras de roca en las mezclas de los fluidos (ver tabla 8) 

durante un período de 150 h para dejarle caer ocho gotas (paso 7, ver tabla 9) de 

aceite sintético a cada roca. 

Tabla 9: Metodología para la determinación del ángulo de contacto.  

Paso Proceso Roca A Roca B Roca C Roca D Roca E 
Tiemp

o 
1 Saturación con agua destilada (DW) 800 h 
2 Saturación con aceite sintético 1000 h 

3 
Medición 
ángulo de 
contacto 

DW 
DW + 
Al2O3 

DW + NFE 
DW+ 

Al2O3+N
FE 

1,000 ppm  

4 
Recuperación 
Secundaria 

Agua destilada 300 h 

5 
Medición 
ángulo de 
contacto 

DW 
DW + 
Al2O3 

DW + NFE 
DW+ 

Al2O3+N
FE 

1,000 ppm  

6 
Recuperación 

Mejorada 
DW 

DW + 
Al2O3 

DW + NFE 
DW+ 

Al2O3+N
FE 

1,000 ppm 150 h 

7 
Medición 
ángulo de 
contacto 

Gota de aceite sintético  

 

El objetivo de la tabla 9 es determinar si las nanopartículas y el tensoactivo alteraron 

la mojabilidad del sistema roca – fluido. En dicha tabla se muestran resultados de 

recuperación primaria, secundaria y mejorada, los parámetros usados para decir 

que se trata de una recuperación o de otra fueron los siguientes: 

Recuperación primaria: las muestras de roca pasaron por dos saturaciones con 

distintos fluidos, con agua destilada y posteriormente con aceite. Esto se refiere a 

un proceso de drene, en donde la fase no mojante desplaza a la fase mojante. 

Debido a las condiciones de saturación de la roca y porque no tuvo otro contacto 
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con otro fluido externo; no se alteraron las propiedades del sistema roca – fluido 

para obtener los ángulos de contacto con las mezclas de fluidos, a esa parte se le 

llamó recuperación primaria.  

Recuperación secundaria: en esta parte, la saturación con agua destilada hace 

referencia a la recuperación, ya que agrega energía para desplazar a los fluidos 

contenidos en la roca. Después de la saturación de agua, se volvieron a medir los 

ángulos de contacto para verificar el cambio de mojabilidad en el sistema. 

Recuperación mejorada: para las condiciones de saturación de cada muestra de 

roca, en la tabla 9 se muestra que cada muestra fue saturada con un fluido distinto 

con el fin de alterar la mojabilidad del sistema roca – fluido. Cabe mencionar que, la 

recuperación mejorada se basa en inyectar fluidos al yacimiento que no están 

presentes en él para alterar su comportamiento físico y químico de los fluidos del 

yacimiento.  

Pruebas de desplazamiento 

Determinación experimental de la porosidad efectiva 

Para la saturación con agua destilada de los tapones de roca se utilizó una campana 

con una bomba de vacío y ambos tapones se introdujeron en diferentes vasos de 

precipitados con agua destilada durante 30 días dentro de la campana. 

Enseguida se enlistan los pasos que se siguieron para llevar a cabo la saturación al 

vacío y la medición de la porosidad efectiva. Dichos pasos se aplican a ambos 

tapones de roca. 

1.- Después de la preparación de la muestra, con las masas obtenidas tanto en seco 

como después del proceso de saturación, se procede a calcular la porosidad 

efectiva con la ecuación siguiente: 

Φୣ୤ୣ =
V୮ୡ

V୲
 

...( 24) 
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Donde:                                    Φୣ୤ୣ: porosidad efectiva [%] 

V୮ୡ: volumen de poros conectados en el medio poroso [cm3] 

V୲: volumen total del medio poroso, [cm3] 

2. Se colocó la muestra de roca en la manga de hule, ver figura 15. 

 

Figura 15: Muestra de roca dentro de la manga de hule. 

3. Después se colocó la manga de hule en el portamuestras de la celda de 

desplazamiento. Una vez colocada la manga de hule, la muestra de roca tiene que 

ser empujada hasta la parte superior del portamuestras, ver figura 16. 

 

Figura 16: Portamuestras en donde se coloca la manga de hule. 

4. Se tuvo que purgar el sistema de confinamiento e inyección de la celda de 

desplazamiento. Para purgar el sistema de confinamiento se abren las tres válvulas 

que están en la parte de atrás de la celda; esto se hace para liberar el gas disuelto 

que se presenta en el aceite hidráulico al comenzar su inyección. En la figura 17 se 

muestran las válvulas que deben estar abiertas y se indica con flechas rojas la 

dirección de flujo del aceite hidráulico para la purga del sistema de confinamiento. 
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La válvula 1 debe estar abierta hasta que culmine la purga del sistema de 

confinamiento. La válvula 2 se abre y con la bomba manual comienza el bombeo de 

aceite hidráulico, su recorrido se observa en la figura 17 con las flechas color 

anaranjado. El aceite hidráulico que se bombea es recolectado en el vaso de 

precipitados (vaso de precipitados (v.pp.1), como se muestra en la figura 17). Las 

válvulas 3 y 4 se abren para permitir el paso del aceite hidráulico por todo el sistema. 

Al menos se deben bombear 40 [mL] de aceite (el aceite bombeado se almacena 

en el v.pp.1, ver figura 17) para corroborar que la línea de flujo está limpia y no hay 

presencia de burbujas de gas dentro de la misma línea. 

Lo que se busca es eliminar la presencia de gas en todas las líneas de flujo del 

sistema, es necesario fluir suficiente aceite hidráulico hasta eliminar las burbujas de 

aire. Cuando finalice el bombeo de aceite hidráulico, se cierran las válvulas 3 y 4, lo 

que significa que la celda de desplazamiento está lista para purgar las líneas de 

flujo de agua destilada para desplazar el fluido de trabajo dentro de los 

acumuladores de agua y/o aceite. 

 

 

Figura 17: Válvulas para purga y dirección del flujo para la purga con aceite hidráulico. 

5. Después de la purga con aceite hidráulico, se hace fluir agua destilada en el 

sistema para desplazar al fluido de trabajo contenido en los acumuladores. Para 

este proceso se utilizan las 5 válvulas de confinamiento (ver figura 18); esto se hace 

para verificar que el fluido de trabajo llegue correctamente al portamuestras y a la 

muestra de roca.  
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Figura 18: Válvulas que rigen la purga del sistema. 

El procedimiento para purgar las líneas de flujo es el mismo para cada acumulador, 

lo único que cambia es la configuración del sistema de válvulas, ver figura 19.  

Para purgar el sistema con agua destilada se sigue el procedimiento siguiente: 

Mantener las válvulas 3, 4 y 5 de la figura 18, cerradas y abrir las válvulas 1 y 2 para 

asegurar la saturación de las líneas por agua. 

La válvula de venteo que se muestra en la figura 19.1, debe permanecer cerrada 

durante toda la prueba. Se prende la bomba tipo HPLC P40, que se encarga de 

succionar agua destilada y se fija la presión máxima de trabajo a 5,000 [psi] y un 

gasto constante de 5 [mL/min], con líneas de color amarillo, se muestra la trayectoria 

del agua para impulsar el pistón contenido en el acumulador de agua (fluido de 

trabajo), ver figura 19.2. El pistón desplaza al fluido de trabajo (ver figura 19.3) hasta 

llegar a la parte superior del portamuestras. 

Con la purga de la celda de desplazamiento se desplazan cualquier tipo de 

partículas no deseadas en todas las líneas de flujo y también se verifica el 

cumplimiento de la ley de conservación de masa en el sistema. Para verificar esto, 

se toma un 1 [min] de tiempo y en la salida de la celda se colectan los fluidos con 

una probeta de 5 [mL]. Al transcurrir 1 [min] se debe llenar la probeta. El proceso de 

purga se lleva a cabo para todas las líneas de los acumuladores (agua y aceite). 

Para la purga de las líneas del acumulador de aceite se realiza el mismo 

procedimiento que para el caso del agua. Lo único que cambia es la configuración 

de las válvulas mostradas en la figura 18. Las válvulas 1 y 2 se cierran; la válvula 5 

1 

2 

3 
4 

5 
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permanece cerrada hasta acabar con la purga de las líneas de los dos 

acumuladores. Las válvulas 3 y 4 se abren (ver figura 18) para que el agua destilada 

proveniente de la bomba HPLC P40 desplace al pistón del acumulador de aceite. 

La línea de flujo para el aceite (ver figura 19.4) debe conectarse al instante al 

portamuestras mediante el uso de llaves mecánicas. Se realiza la conexión. Una 

vez conectada la línea, se sigue el mismo procedimiento que se usó para el 

acumulador de agua. 

 

 

Figura 19 (1, 2, 3 y 4): Trayectoria del agua destilada para la purga del depósito. 

6. Posterior a la purga completa de la celda de desplazamiento, se procede a 

confinar el tapón de roca; dicha presión se refiere a la presión de poro del 

yacimiento. Los dos tapones de roca se sometieron a una presión de confinamiento 

de 2,000 [psi]. Para poder alcanzar la presión de confinamiento se debe seguir la 

siguiente configuración de válvulas (ver figura 20): 

Para el confinamiento de la muestra es necesario cerrar la válvula 1; esto permite 

el bombeo de aceite hidráulico hacia el portamuestras. La válvula 2 debe 

permanecer abierta hasta que finalice el proceso de confinamiento, mientras que la 
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válvula 3 se abre cuando se está bombeando aceite hidráulico; una vez finalizada 

la inyección de aceite, dicha válvula se cierra. La válvula 4 permanece cerrada, ya 

que solo se utiliza para purgar el sistema y no para el confinamiento de la muestra 

de roca. Finalmente, la válvula 5 permanece abierta hasta finalizar el confinamiento. 

 

 

Figura 20: Configuración de válvulas para el confinamiento del tapón de roca. 

7. Una vez confinado el tapón de roca, se inyecta fluido de trabajo correspondiente 

al experimento. El gasto de inyección debe ser constante y es programado con la 

bomba de inyección tipo HPLC P40 Knauer. 

8. Se adquieren los datos de presión por medio del manómetro digital. Es muy 

importante llevar el registro de los valores de las presiones, ya que dichos valores 

dependen del fluido de trabajo que se esté utilizando. Para la medición de la 

porosidad efectiva, la prueba culmina hasta que la diferencia de presión mostrada 

en el manómetro digital varíe entre 0.2 y 0.5 [psi] durante un lapso de 15 minutos.  

9. Finalmente, se detiene la inyección de agua destilada por medio de la bomba 

HPLC P40, y se detiene desplazamiento de los fluidos. Una vez que se suspende 

la inyección, se debe esperar tres minutos para abrir la válvula de venteo (ver figura 

19.1) para la despresurización de la celda de desplazamiento. Después de la 

despresurización del sistema se abre la válvula 3 para liberar el confinamiento de la 

muestra de roca, así como la válvula 1 para que se drene todo el aceite hidráulico 
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(Figura 18). El portamuestras se abre y se retira el tapón de roca de la celda de 

desplazamiento, se saca el tapón de roca de la manga de hule y se pesa en la 

balanza micrométrica. En la tabla 10 se muestran datos físicos de la muestra. 

Tabla 10: Datos físicos de la muestra de roca usada para la primera prueba de desplazamiento. 

Muestra 1 Masa [g] 
Masa de la muestra seca 224.17  

Masa de la muestra saturada de agua destilada al vacío 239.94  
Masa de la muestra después de la prueba de desplazamiento 238.21  

Diferencia de masas entre la masa en seco y la masa con la muestra saturada al vacío 15.77  

Determinación de la permeabilidad efectiva y absoluta 

La medición de la permeabilidad para el tapón de roca se basa en seguir la misma 

metodología presentada para determinar la porosidad de la roca; la diferencia radica 

en la captura de los valores de presión; deben registrarse cada 30 [s] hasta que 

culmine la inyección del fluido de trabajo y la presión se mantenga estable. Mientras 

que la cuantificación del volumen del fluido de trabajo se realiza con probetas de 5 

[mL] y/o 10 [mL] para tener mediciones lo más exactas posibles del fluido de trabajo. 

Con base en los valores registrados de presión, dichos valores se usan para 

resolver las ecuaciones del método JBN y determinar las curvas de permeabilidad 

relativa de los fluidos de trabajo que se utilicen en la prueba. 

Inyección de fluidos inmiscibles 

En este apartado se retoman las dos pruebas de desplazamiento antes realizadas. 

Es decir, a partir de la inyección de agua a condiciones de saturación de aceite 

residual, se inyectó agua destilada + tensoactivo en una prueba y en la segunda 

prueba se inyectó agua destilada + tensoactivo + nanopartículas.  

La inyección de fluidos inmiscibles para los dos tapones de roca se basa en seguir 

la misma metodología presentada para determinar la porosidad de la roca; la 

diferencia radica en la captura de los valores de presión; deben registrarse cada 30 

[s] hasta que culmine la inyección del fluido de trabajo y la presión se mantenga 

estable. Para ambas inyecciones se utilizaron probetas de 10 [mL] y 25 [mL] para la 

recolección de fluidos.  
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Capítulo 3 

Resultados y discusión 

En este capítulo se presentan los resultados de los experimentos en el siguiente 

orden: pruebas de suspensión, tensión superficial, capilaridad, mojabilidad y 

desplazamiento. El orden es importante debido a que las pruebas están 

relacionadas entre sí. Las pruebas de suspensión son importantes para determinar 

la capacidad de las nanopartículas para estar suspendidas en mezclas de fluidos. 

Este paso es importante, ya que dicta si se continúa con la metodología 

experimental de este trabajo. 

Pruebas de suspensión 

Primera prueba 

En la figura 21 A corresponde a las mezclas de fluidos al tiempo 0 minutos y se 

observa que las nanopartículas se encuentran en suspensión en todos los frascos 

al inicio de la prueba. Mientras que 21 B, muestra el paso del tiempo (116 minutos), 

el frasco I1 es el único sistema donde se mantienen suspendidas las nanopartículas, 

este contiene DW+ Al2O3, en los frascos restantes las nanopartículas no se 

mantuvieron en suspensión después del minuto 116.                                                                                                                                                                                        

 

Figura 21: Mezcla de fluidos a diferente salinidad (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) + Al2O3, en el 

tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 116 minutos.  
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Segunda prueba 

En la figura 22 A corresponde a las mezclas de fluidos al tiempo 0 minutos y se 

observa que las nanopartículas se encuentran en suspensión en todos los frascos 

al inicio de la prueba. Mientras que 22 B, muestra el paso del tiempo (130 minutos), 

el frasco J1 es el único sistema donde se mantienen suspendidas las 

nanopartículas, este contiene DW+ Al2O3 + Hercoten, en los frascos restantes las 

nanopartículas no se mantuvieron en suspensión después del minuto 130. 

 

Figura 22: Mezcla de fluidos todas con diferentes salinidades (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) + Al2O3 

+ Hercoten, en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 130 minutos. 

                                                                                                                                                                                                                                                          

Tercera prueba 

En la figura 23 A corresponde las mezclas de fluidos al tiempo 0 minutos, y se 

observa que las nanopartículas se encuentran en suspensión al inicio de la prueba. 

Para 23 B, muestra el paso del tiempo (100 minutos), el frasco K1 es el único 

sistema donde se mantienen suspendidas las nanopartículas, el frasco contiene DW 

+ Al2O3 + NFE, el resto de las nanopartículas no se mantuvieron en suspensión.                                                       

 

Figura 23: Mezclas de fluidos, todas con diferentes salinidades (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) + 

Al2O3 + NFE, en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 100 minutos. 
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Pruebas de tensión superficial 

Las pruebas fueron realizadas por Barroso Laiza durante su servicio social 

utilizando un tensiómetro digital. A continuación, se muestran los resultados: 

Tabla 11: Descripción de los materiales usados para la medición de la tensión superficial. 

%Tensoactivo 
(NFE) 

Cantidad 
Tensoactivo 

mL 

%Nanopartículas 
(Al2O3) 

Cantidad 
nanopartículas 

g/mL 

Tipo 
líquido 

Cantidad 
líquido 

mL 

Tensión 
mN/m 

0.5 0.25 
0.1 0.31 

Agua 
destilada 

49.5 
36.35 

1 0.5 34.85 

 

Pruebas de capilaridad 

En este trabajo se realizaron tres experimentos para determinar el factor de 

recuperación de aceite. Utilizando los siguientes sistemas de fluidos: 

Tabla 12: Sistemas de fluidos utilizados para las pruebas de capilaridad. 

Sistema 
%Agua destilada 

(DW) 
%Aceite 
sintético 

%Tensoactivo 
NFE 

%Nanopartículas 
Al2O3 

M1 80 20 ----- ----- 
M2 90 10 1 0.1 
M3 90 10 1 ---- 

  

Como previamente se realizaron pruebas de suspensión, los resultados muestran 

que las nanopartículas se mantienen suspendidas a baja salinidad, por eso se utilizó 

agua destilada, DW por sus siglas en inglés.  

Para el experimento con agua destilada, se midió el desplazamiento de aceite 

sintético con respecto a el tiempo y se determinó la recuperación mediante la 

ecuación 23. La altura de la base del tubo capilar fue de 2 [cm] y la altura de la 

interfaz agua-aceite fue de 6.5 [cm]. El diámetro del tubo capilar es de 0.1 [cm] y su 

longitud es de 7 [cm], el volumen de aceite a desplazar era de 0.0550 [cm3]. Los 

resultados del desplazamiento se presentan en la tabla 12. 

Los tubos capilares utilizados en el presente trabajo son de politetrafluoroetileno (o 

teflón), tienen un diámetro interno de 0.1 [cm] y un diámetro externo de 0.16 [cm]. 

La longitud del tubo capilar fue adaptada en función del tamaño del frasco utilizado. 
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Todos los tubos capilares se saturaron con aceite sintético, el método consistió en 

la siguiente manera: en un frasco con aceite sintético se introdujeron los tubos 

capilares (el nivel de aceite cubría a los capilares).  

En la Tabla 13 se presenta los resultados para este experimento considerando 

aceite crudo (18ºAPI; 195 cP@ 22 ºC) y agua destilada. Cabe recordar que el capilar 

se encuentra completamente saturado de aceite al inicio del experimento.  Durante 

el experimento se observó que el agua destilada posee poca efectividad para 

desplazar el aceite, pues a los 5,760 minutos del experimento se alcanzó el 

desplazamiento máximo (24 %) y no hubo cambios posteriormente. La prueba tuvo 

una duración de 8,640 minutos. La Figura 24 muestra la recuperación de aceite por 

desplazamiento a través del tubo capilar inmerso en agua destilada. 

Tabla 13: Desplazamiento de aceite sintético por agua destilada. 

Tiempo 
min 

Altura 
cm 

Fr 
% 

Tiempo 
min 

Altura 
cm 

Fr 
% 

1 2.1 14 15 2.3 18 

2 2.1 14 30 2.3 18 

3 2.2 16 60 2.5 22 

4 2.2 16 1440 2.5 22 

5 2.2 16 2880 2.5 22 

6 2.2 16 4320 2.5 22 

7 2.2 16 5760 2.6 24 

8 2.2 16 7200 2.6 24 

9 2.2 16 8640 2.6 24 

10 2.2 16    

 

La figura 24 muestra el comportamiento del efecto del agua destilada para 

desplazar a la fase oleosa. Se puede observar que el factor de recuperación es 

bajo en comparación con los demás sistemas de fluidos. Al inicio del experimento, 

el aceite se desplazaba rápidamente. Al minuto, se contaba con un factor de 

recuperación del 14%. Conforme avanzó el tiempo, el desplazamiento del aceite 

fue cada vez más lento. El máximo factor de recuperación fue de 24% al cabo de 

8,640 [min] o seis días.  
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Figura 24: Factor de recuperación calculado mediante el desplazamiento de aceite a través de un 

tubo capilar de teflón inmerso en agua destilada (M1). 

El segundo experimento realizado con capilares que se llevó a cabo fue el de 

desplazamiento de aceite utilizando DW + NFE + Al2O3 (M2), ver tabla 14 muestra 

los resultados obtenidos con respecto al tiempo para esta prueba: 

Tabla 14: Resultados del desplazamiento de aceite sintético por agua destilada + NFE + Al2O3 

Tiempo 
min 

Altura 
cm 

Fr 
% 

Tiempo 
min 

Altura 
cm 

Fr 
% 

1 2.2 16 15 2.5 22 

2 2.3 18 30 2.7 26 

3 2.3 18 60 2.9 30 

4 2.3 18 1440 3.3 38 

5 2.4 20 2880 3.5 42 

6 2.4 20 4320 3.6 44 

7 2.4 20 5760 3.8 48 

8 2.4 20 7200 4 52 

9 2.5 22 8640 4 52 

10 2.5 22    

El sistema M2 tiene una importante efectividad en el desplazamiento de aceite pues 

se alcanzó un factor de recuperación de 52 [%] al cabo de seis días.  Para el caso 

del sistema M2, la altura de la base del capilar (Ab) fue de 1.4 [cm], y de la interfaz 

(Ai) 6.4 [cm]. El diámetro del tubo capilar es de 0.1 [cm] y su longitud es de 7 [cm], 

el volumen de aceite a desplazar era de 0.0550 [cm3]. Los resultados del 

desplazamiento se presentan en la tabla 14. 
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En la figura 25, se muestra que el fluido M2 desplaza a mayor velocidad y en mayor 

cantidad al aceite del tubo capilar. Las nanopartículas de óxido de aluminio reducen 

la tensión interfacial de dos fluidos inmiscibles, en este trabajo se usó agua y aceite. 

Además de que las nanopartículas no se precipitan, debido a que se utiliza agua 

destilada. 

 

Figura 25: Factor de recuperación calculado mediante el desplazamiento de aceite a través de un 

tubo capilar de teflón inmerso en agua destilada + NFE + nanopartículas de Al2O3 (M2).  

Para el caso del sistema M3 (ver tabla 12), tenemos que la base de la altura del 

capilar era de 6.4 [cm] y la altura de la interfaz era de 1.4 [cm]. El diámetro del tubo 

capilar es de 0.1 [cm] y su longitud es de 7 [cm], el volumen de aceite a desplazar 

era de 0.0550 [cm3]. Los resultados del desplazamiento se presentan en la tabla 15. 

Tabla 15: Resultados de desplazamiento de aceite por DW + NFE. 

Tiempo 

min 

Altura 

cm 

Fr 

% 

Tiempo 

min 

Altura 

cm 

Fr 

% 

1 2.4 20 15 2.8 28 

2 2.4 20 30 3 32 

3 2.4 20 60 3.1 34 

4 2.4 20 1440 3.3 38 

5 2.5 22 2880 3.3 38 

6 2.5 22 4320 3.5 42 

7 2.5 22 5760 3.5 42 

8 2.5 22 7200 3.5 42 

9 2.6 24 8640 3.5 42 

10 2.6 24    

0

10

20

30

40

50

60

1 10 100 1000 10000

F
a

ct
o

r 
d

e
 r

e
cu

p
e

ra
ci

ón
 [%

]

Tiempo [minutos]



 56 

En la tabla 15, se observan los resultados de desplazamiento de aceite con respecto 

al tiempo.  

Al minuto 1 se observa que el factor de recuperación fue del 20%. Es decir, la 

capacidad del fluido M2 desplazaba rápidamente el aceite. Es hasta los 5 minutos 

en donde se presenta un cambio en el factor de recuperación de 22%. A los 4,320 

minutos (3 días) cambia drásticamente el volumen de aceite desplazado, 

alcanzando un factor de recuperación del 42%, así se mantuvo constante durante 

4,320 minutos. En la figura 26, se presentan los resultados para el experimento de 

desplazamiento capilar de aceite con M3; este fluido desplaza aceite con mucha 

facilidad dentro de los primeros 10 minutos y se alcanza un factor de recuperación 

del 24%. Es hasta el tiempo 4,320 [min] del desplazamiento que el factor se 

mantiene constante en 42%. 

 

 

Figura 26: Factor de recuperación calculado mediante el desplazamiento de aceite a través de un 

tubo capilar de teflón inmerso en agua destilada + NFE (M3). 

En la figura 27, el frasco A contiene 80% de agua destilada y 20% de aceite. 

Mientras que B contiene 90% de agua destilada con 1 [mL] de nonilfenoletoxilado y 

10% de aceite. Por último, C, este frasco contiene 90% de agua destilada con 1[mL] 
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de nonilfenoletoxilado, 0.5 [mL] de nanopartículas de óxido de aluminio y 10% de 

aceite. 

 

 

Figura 27: Frascos utilizados en las pruebas con capilares. 

Pruebas de mojabilidad 

Como primer paso, se realizó un experimento de control con la finalidad de analizar 

el estado inicial de las muestras de roca, así como tener datos de referencia al 

cambio de agentes químicos. 

Peralta, A. (2023) presenta una clasificación de la mojabilidad: “las muestras se 

clasificaron de acuerdo con el ángulo de contacto medido; valores para ángulos 

cercanos a 0° se consideran un sistema mojable por agua, valores cercanos a 90° 

se consideran una mojabilidad intermedia y para ángulos cercanos a 180° se 

considera un sistema mojado por aceite” (p.45). 

Tabla 16: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de mojabilidad y desplazamiento. 

M1 Agua destilada (DW) 

M2 Agua destilada + Al2O3 

M3 Agua destilada + NFE 

M4 Agua destilada + NFE + Al2O3 

M5 Salmuera 1,000 ppm 
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Para las mediciones de ángulo de contacto con fluidos de la tabla 16 se obtuvieron 

los siguientes resultados: 

En la figura 28 se observa una tendencia descendente a partir de la comparación 

de los ángulos de contacto obtenidos en la recuperación primaria y en la 

recuperación secundaria. El único valor por destacar es el efecto de DW + NFE 

+Al2O3 que modificó la mojabilidad del sistema roca – fluido (aumentó el ángulo de 

contacto). Los valores de: 73.2°, 65.2°, 49.3°, 41.5° y 32.6° corresponden a los 

ángulos de recuperación primaria, y los valores de: 45.62°, 42.94°, 35.06°, 31.18° y 

28.98° corresponden a los valores de recuperación secundaria. Durante la 

recuperación primaria, las muestras de roca se saturaron de agua destilada (DW) y 

después de aceite sintético (aceite crudo + aceite mineral), los ángulos de contacto 

obtenidos son más grandes que los de la recuperación secundaria a excepción del 

efecto de DW + NFE + Al2O3. Durante la recuperación primaria, los ángulos 

obtenidos más altos fueron los de agua destilada (65.2°) y la salmuera de 1,000 

ppm (73.2°), lo que indica que el sistema roca – fluido es menos afín al agua. 

Mientras que el sistema DW + Al2O3 + NFE presentó el ángulo más bajo (32.6°) lo 

que se traduce como un sistema roca – fluido preferentemente mojado por agua y 

no por aceite. Las nanopartículas y el tensoactivo disminuyeron la tensión interfacial 

en la interfaz agua-aceite, favoreciendo a ser un sistema mojado por agua. 

Para la recuperación secundaria, las muestras de roca se volvieron a saturar de 

agua destilada, aquí se muestra una importante disminución del ángulo de contacto 

que van desde 28.98° hasta 45.62°, esto significa que el sistema roca – fluido es 

inclinado a un sistema mojable al agua. Este cambio en los valores de los ángulos 

puede ser causa del desplazamiento de la fase oleosa durante la saturación con 

agua destilada al comienzo de la recuperación secundaria. El cambio más 

significativo es de DW + NFE + Al2O3 porque presentó un ángulo bajo de 28.98°, lo 

que resulta de una alteración en la mojabilidad del sistema roca - fluido.  
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Figura 28: Comparación de los ángulos de contacto obtenidos en la recuperación primaria y la 

secundaria. Elaboración propia. 

Para el caso de la recuperación primaria, los ángulos de contacto solo representan 

valores de referencia, para el proceso de la recuperación secundaria se buscaban 

ángulos de contacto menores a 90°, debido a que los fluidos fueron con base de 

agua destilada y una salmuera. Y para el proceso de recuperación mejorada, figura 

29, los ángulos esperados son mayores o iguales a 90°, lo cual indica que la roca 

es preferentemente mojable al agua; sin embargo, en los resultados mostrados en 

la figura 29, ninguno de ellos es mayor que 90°; el ángulo más cercano a 90° es 

54.8°, correspondiente a la mezcla M4.  En esta parte de recuperación mejorada, 

interesó obtener valores de ángulos cercanos a 90°, debido a que las muestras de 

roca se saturaron con las diferentes 5 mezclas de fluidos y ahora se midió el ángulo 

de la gota de aceite, es decir, las muestras de roca estaban saturadas por los 

diferentes 5 fluidos, su medio continuo eran dichas mezclas, con la gota de aceite 

se buscó que se mantuviera lo más esférica posible y no que se adhiera a la roca 

por completo.  

El ángulo de contacto de 46.8° corresponde a M5. Es decir, la mojabilidad del 

sistema roca-fluido no se altera por la presencia de la salmuera. Se presenta una 

preferencia por el aceite y no por el agua. Un ángulo de contacto menor a 90° indica 
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que existe una afinidad al aceite y no al agua, lo que desfavorece la recuperación 

de aceite con el uso de M5. 

Para el caso de M2, el ángulo de contacto es muy bajo, por lo que las nanopartículas 

de óxido de aluminio no son capaces de alterar la mojabilidad. Con el ángulo de 

44.4° indica que el sistema es mojable al aceite, porque la gota de aceite se adhirió 

a la muestra de roca saturada de agua destilada con nanopartículas.  

La mezcla M3, también muestra un ángulo de contacto mayor con respecto a los 

demás, 48.5°, es un ángulo que nos indica que el surfactante altera ligeramente la 

mojabilidad de la roca y el fluido. 

Las mezclas de fluidos más prometedoras corresponden a M3 y M4, debido a los 

resultados que mostraron. Para el caso de M4, las nanopartículas no presentaron 

una precipitación. Lo que significa que las nanopartículas, surfactante y agua 

destilada son un nanofluido con buenos resultados para la mojabilidad. 

 

Figura 29: Resultados del ángulo de contacto para la Recuperación Mejorada. Elaboración propia. 

En la tabla 17, se muestran los resultados de la recuperación primaria, secundaria 

y mejorada.  En el caso de la Recuperación Mejorada, los ángulos de contacto no 

alcanzaron a superar los 90°, pero los fluidos M3 y M4 se encuentran en el rango 

de una mojabilidad intermedia. 
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Tabla 17: Resultados del ángulo de contacto de la recuperación primaria, secundaria y mejorada. 

Paso Roca A Roca B Roca C Roca D Roca E 
Tiempo 
(horas) 

1 Saturación Agua destilada 1,000 ppm 800 
2 Saturación con aceite 1000 

Saturación: recuperación primaria  

3 
Medición 
de ángulo 

de contacto 

Gota 
M1 

Gota 
M3 

Gota 
M2 

Gota M4 Gota M5  

65.2° 41.5° 49.3° 32.6° 73.2°  

4 Saturación: recuperación secundaria 300 

5 
Medición 
de ángulo 

de contacto 

Gota M1 
Gota 
M2 

Gota 
M3 

Gota M4 Gota M5  

45° 28° 32° 35.9° 42.2°  
6 Saturación: recuperación mejorada 150 

7 
Medición 
de ángulo 

de contacto 

Gotas de aceite sintético  

51.8° 48.5° 44.4° 54.8° 46.8°  

Pruebas de desplazamiento 

A continuación, se presentan los resultados obtenidos con las pruebas realizadas 

de la celda de desplazamiento. Cabe destacar que de los experimentos anteriores 

se seleccionaron dos sistemas de fluidos M3 y M4 (ver tabla 16) como los mejores 

candidatos para realizar estas pruebas. Para contar con un punto de comparación 

se llevaron a cabo dos pruebas. La primera prueba se realizó con M3 y la segunda 

prueba con M4 (ver tabla 16). 

Prueba de desplazamiento con agua destilada y tensoactivo (NFE) 

1. Inyección de agua destilada. En la tabla 18 se muestran las variables con 

las cuales se realizó el experimento. 

Tabla 18: Variables de trabajo para la primera inyección de fluidos inmiscibles. 

Variables de trabajo 
Presión de confinamiento [psi] 2,000 

Caudal de trabajo para Kabs, primera inyección de DW, ቂ
ୡ୫య

௠௜௡
ቃ 1.00 

Caudal de trabajo para Koefe, inyección de aceite sintético, ቂ
ୡ୫య

௠௜௡
ቃ 

 
1.00 

Caudal de trabajo para Kwefe, segunda inyección de DW, ቂ
ୡ୫య

௠௜௡
ቃ 

 
1.00 

Caudal de trabajo para KNFEefe, segunda inyección DW con NFE, ቂ
ୡ୫య

௠௜௡
ቃ 

 
1.00 
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La inyección de agua destilada tuvo como objetivo saturar la muestra de roca para 

determinar su porosidad y permeabilidad absoluta. La figura (A.1.1) del anexo 1 

muestra el comportamiento de la presión al momento de la primera inyección de 

agua destilada; los valores obtenidos se utilizaron para el cálculo de la 

permeabilidad absoluta al agua. Se registraron los valores de presión cada minuto 

hasta observar que la presión se mantuviera constante. 

Tabla 19: Resultados de la primera inyección con agua destilada para determinar la porosidad 

efectiva y la permeabilidad absoluta. 

Resultados primera inyección 
Variable Datos medidos Datos de proveedor 

Porosidad absoluta [%] 19.2 16-17 
Permeabilidad absoluta [mD] 389.9 35-100 

 

Se aprecia que la porosidad medida concuerda con el dato reportado por el 

proveedor, sin embargo, la permeabilidad absoluta resultó mucho mayor (389.9 

[mD]) que el dato reportado por el proveedor, que es de 35-100 [mD]. A lo largo de 

la inyección de agua destilada, la presión en el portamuestras de la celda de 

desplazamiento era muy baja; el valor promedio fue de 0.471 [psi]. Lo que sucedió 

es que el agua fluía con bastante facilidad a través del tapón de roca. Esta 

discordancia en los valores de permeabilidad se debe a que el equipo utilizado 

presentaba una fuga en alguna de sus conexiones.  

2. Inyección de aceite 

La segunda inyección tuvo como finalidad desplazar agua destilada para obtener la 

permeabilidad efectiva al aceite, previa a la saturación de agua destilada. Esta 

inyección finalizó cuando se mantuvo constante la presión, al mismo tiempo que 

dejó de salir agua destilada del tapón de roca por el colector de la celda de 

desplazamiento. 

La figura (A.1.2) del anexo 1 muestra el comportamiento de la presión al momento 

de la inyección de aceite; los valores obtenidos se utilizaron para el cálculo de la 

permeabilidad efectiva al aceite que resultó ser de 3.9 [mD]. La presencia de agua 

destilada en la roca y durante la inyección de aceite provoca que la permeabilidad 



 63 

efectiva disminuya. Es decir, cuanta más agua queda en el medio poroso, menos 

espacio disponible tiene el aceite para fluir en dicho medio poroso. 

3. Inyección con agua destilada. Determinación de la permeabilidad 

efectiva al agua. 

La figura (A.1.3) del anexo 1 muestra los valores de presión registrados en intervalos 

de 30 [s], usados para obtener la permeabilidad efectiva correspondiente al agua 

destilada a condiciones de saturación de aceite residual.  Para la recolección de los 

fluidos de trabajo en la línea de salida, se utilizaron 6 probetas de 5 [mL] y una 

probeta de 25 [mL], ya que se requiere precisión en la cuantificación del volumen 

de los fluidos de trabajo. En esta parte se buscó la ruptura de los fluidos, es decir, 

al momento de inyectar agua destilada se desplazó aceite, obteniéndose en la 

primera probeta 3.9 [mL] de aceite y 0.01 [mL] de agua destilada. Una vez que se 

identificó la salida de agua destilada, se cambió la probeta por una seca y limpia. 

Una vez que dejó de salir aceite, se cuantificó el volumen colectado en 3 probetas 

de 25 [mL] para dejar fluir por lo menos 3 volúmenes porosos del tapón de roca. En 

la tabla 20 se muestran los resultados de los volúmenes de los fluidos de trabajo en 

las 6 probetas de 5 [mL], ver tabla 20. 

Tabla 20: Datos durante la segunda inyección con agua destilada.  

 

 
    1 2 3 4 5 6 7 

Presión 
promedio 

[psi] 
282.6 260.9 217.9 238.6 215.9 236.1 238 

Volumen DW 
[mL] 

0.01 1 2 3 4 4.8 20 

Volumen de 
aceite [mL] 

3 0.5 0.5 0.5 0.5 0.2 0.2 

Volumen total 
[mL] 

3 1.5 2.5 3.5 4.5 5 20.2 

 

En la tabla 21 se presentan los resultados obtenidos de la segunda inyección con 

agua destilada; estos son utilizados para construir las curvas de permeabilidad 

relativa. 

Probeta 

Volumen 
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Tabla 21: Resultados obtenidos para las curvas de permeabilidad relativa.  

Resultados base para la generación de las curvas de permeabilidad relativa 
Volumen total de agua destilada inyectada [mL] 34.81 

Volumen total de aceite sintético desplazado por agua destilada [mL] 5.4 
Saturación de agua destilada residual [%] 30 
Saturación de aceite sintético residual [%] 50 

 

En la tabla 22 se muestran los datos para dar solución a las ecuaciones del método 

de JBN. 

Tabla 22: Datos medidos para resolver las ecuaciones del método de JBN. 

Probeta Vwacum 

[mL] 
Voacum  
[mL] 

Vtacum 

[mL] 
Qwi 

[--] 
fWL 

[--] 
Sw 

[--] 
SWL 

[--] 
fOL 

[--] 

𝐊𝐫𝐰𝐋

𝐊𝐫𝐨𝐋

 

[--] 
1 0.01 3 3.01 0.2 0.01 0.5 0.3 1 1.7E-05 

2 1.01 3.5 4.51 0.3 0.7 0.5 0.4 0.3 0.01 

3 3.01 4 7.01 0.4 0.8 0.6 0.5 0.2 0.02 

4 6.01 4.5 10.51 0.7 0.9 0.6 0.5 0.1 0.03 

5 10.01 5 15.01 0.9 0.9 0.6 0.5 0.1 0.04 

6 14.81 5.2 20.01 1.2 0.9 0.6 0.6 0.04 0.1 

7 34.81 5.4 40.21 2.5 1 0.6 0.6 0.01 0.5 

 

En la tabla 23 se muestran datos para generar curvas de permeabilidad relativa 

(agua – aceite). 
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Tabla 23: Datos usados en la obtención de curvas Kr correspondientes a la segunda inyección de 

agua destilada. 

 
 
 
 

Probeta 

 
 
 
 
Ir 

 
 
 
 

𝟏

𝑰𝒓𝑸𝒘𝒊

 

 

 
 
 
 

𝟏

𝑸𝒘𝒊

 

 
 
 
 

Derivada 
lineal 

 
 
 
 

Derivada 
polinómica 

Ajuste lineal Ajuste 
polinómico 

𝑲𝒓𝒘𝑳 𝑲𝒓𝒐𝑳 𝑲𝒓𝒘𝑳  𝑲𝒓𝒐𝑳 

1 0.6 7.8 5.2 ----- ---- ---- ---- ---- ---- 

2 0.7 4.8 3.5 0.6562 0.9 5.2E-06 0.3 2.3E-06 0.1 

3 0.9 2.6 2.2 0.6562 0.5 1.4E-03 0.1 1E-03 0.2 

4 0.8 1.9 1.5 0.6562 0.6 1.9E-03 9E-02 3E-03 0.1 

5 0.9 1.2 1 0.6562 0.7 2.1E-03 7E-02 4E-03 0.1 

6 0.8 1 0.8 0.6562 0.8 2.3E-03 5E-02 4E-03 9.1E-02 

7 0.8 0.5 0.4 0.6562 0.8 2.8E-03 2E-02 4E-03 3.6E-02 

 

Ahora bien, para generar la curva de permeabilidad relativa al aceite a la salida del 

sistema (KroL) se obtiene la primera derivada de una función que relacione las 

variables 
ଵ

ூೝೂೢ೔

 y 
ଵ

ொೢ೔
. Para obtener dicha función se presentan las figuras 30 y 31, las 

cuales muestran dicha relación. 

La figura 30 presenta el ajuste realizado mediante regresión lineal (línea punteada 

color roja); la curva en color negro describe la relación de las dos variables 
ଵ

ொೢ೔
 y 

ଵ

ூೝொೢ೔
. Asimismo, se presenta la ecuación de la línea de ajuste lineal y el valor del 

coeficiente de determinación R2 de 0.991. La derivada de la ecuación de ajuste es 

𝑦ᇱ = 0.6562 debido a que es una ecuación de grado 1.  
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Figura 30: Curva de la relación de 1/Qwi y 1/Ir Qwi con un ajuste lineal correspondiente a la tercera 

inyección. 

La figura 31 muestra la línea de ajuste polinómico (línea roja punteada) y la ecuación 

correspondiente a un polinomio de grado 2: 𝑦 = −0.0271𝑥ଶ + 0.8805𝑥 −  0.0089 

con una R2 de 0.9975. La derivada de la ecuación polinómica es  𝑦ᇱ = −0542𝑥 +

 0.8805. Con dicha derivada se construyen las curvas de permeabilidad relativa al 

agua (KrwL). 

 

Figura 31: Curva de la relación de 1/Qwi y 1/Ir Qwi con un ajuste polinómico correspondiente a la 

tercera inyección. 
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Para las figuras 30 y 31, la diferencia es el tipo de ajuste: regresión lineal o 

polinómica. Ambos tipos de ajuste se basan en generar una línea de tendencia para 

describir el comportamiento de los datos medidos. El ajuste lineal consiste en 

generar una ecuación que representa una línea recta de la forma y = mx + b. Por 

otro lado, está el ajuste polinómico, el cual se basa en formar una curva de grado 2 

y se expresa como ax² + bx + c. El coeficiente R2 se utiliza para determinar el ajuste 

de la curva; los valores que toma van de 0 a 1. Un valor cercano a 0 significa que la 

curva no es representativa de los datos, mientras que un valor cercano a 1 indica 

que la curva es representativa de los datos graficados. 

A continuación, se presentan las curvas de permeabilidad relativa al agua y aceite 

generadas a partir de la segunda inyección de agua: 

En la figura 32 se observan 5 puntos de interés para la interpretación de las curvas 

de permeabilidad relativa y a continuación se describen: 

Se divide en 3 regiones, las cuales especifican el flujo de fluidos que se tiene en 

dicha área, asimismo los puntos que abarca. 

Región 1 (Flujo de aceite): puntos 1 y 3; 

Región 2 (Flujo de aceite y agua): punto 5;  

Región 3 (Flujo de agua): puntos 2 y 4. 

Punto 1: Corresponde a la saturación irreductible de agua destilada (Swir) con valor 

de 0.3. La permeabilidad relativa al agua destilada muestra que, a una saturación 

baja de aceite, la permeabilidad relativa al agua será de cero. Esto se debe a que 

el aceite está ocupando los poros más grandes de la muestra de roca, lo que genera 

un flujo de aceite sin ninguna dificultad en el medio poroso (Ahmed, 2006). 

Punto 2: Se aprecia un valor de saturación residual de aceite (Sor) de 0.58. El flujo 

de aceite comienza a fluir a partir de una baja saturación de aceite. 

Punto 3: Se muestra la permeabilidad relativa al aceite a condiciones de saturación 

de agua irreductible (Kro@Swir). A saturaciones bajas de agua, la permeabilidad 

relativa al aceite no tiene ningún cambio, es decir, el agua tiende a ocupar los poros 
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más pequeños del medio poroso y no contribuye a cambios en la permeabilidad 

relativa del aceite (Ahmed, 2006). La permeabilidad relativa al aceite es de 1, por lo 

que el aceite puede fluir libremente a través del medio poroso. 

Punto 4: Corresponde a la permeabilidad relativa al agua a condiciones de la 

saturación residual del aceite (Krw@Sor). El flujo de agua a través del medio poroso a 

condiciones de saturación residual de aceite es Sor=0.58. Cabe mencionar que la 

permeabilidad relativa al agua es de 1, lo que significa que el agua fluye libremente 

por el medio poroso sin ser afectada por la presencia de aceite. 

Punto 5: Punto de intersección de las curvas de permeabilidad relativa, en dicho 

punto los valores para las permeabilidades relativas para ambas fases son iguales 

y hay flujo de agua y aceite. 

 

 

Figura 32: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste lineal para el sistema agua - 

aceite. Elaboración propia. 

Para la figura 33 se utilizó una curva de ajuste de tipo polinómico, pero la diferencia 

entre el gráfico 32 y el 33 es prácticamente nula. La figura 33 se comporta de la 

misma manera que la figura 32. 
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La figura 32 muestra un comportamiento no lineal de los fluidos dentro de un medio 

poroso. Se puede apreciar que la Kro comienza a crecer lentamente (punto 2, figura 

33), mientras que Krw crece rápidamente (punto 1, figura 33). El punto 3 representa 

que el flujo de aceite se mantiene linealmente, mientras que en el punto 4 el flujo de 

agua disminuye ligeramente. Cabe mencionar que los puntos establecidos en las 

figuras 32 y 33 son los mismos, por tanto, la explicación de la figura 32 aplica para 

la figura 33; sin embargo, el ajuste polinómico realizado para la construcción de la 

figura 33 conserva la esencia del comportamiento de los fluidos, las curvas se 

apegan a la realidad, no es ideal como la figura 32. 

Por tanto, las curvas representativas de permeabilidad relativa al agua y al aceite 

son las que se generaron mediante un ajuste polinómico. 

 

 

Figura 33: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste polinómico para el sistema agua 

- aceite. Elaboración propia. 
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4. Inyección de agua destilada más tensoactivo no-iónico (NFE) 

Esta inyección tiene como finalidad desplazar el aceite sintético residual contenido 

en el tapón de roca.  

La figura (A.1.4) del anexo 1 muestra los valores de presión registrados en intervalos 

de 30 [s], para determinar el valor de la permeabilidad efectiva al fluido de EOR (M3) 

a condiciones de saturación de aceite residual, dicha permeabilidad fue de 6.51 

[mD]. 

Para la recolección de los fluidos de trabajo en la línea de salida, se utilizaron 7 

probetas de 10 [mL] debido a que se requiere precisión en la cuantificación del 

volumen de los fluidos de trabajo. Nuevamente, se buscó la ruptura de los fluidos, 

esto es, al momento de inyectar M3, el fluido desplaza al agua destilada que se 

encontraba saturando a la muestra de roca y una vez se desplaza el agua, se 

desplaza el aceite residual contenido en la muestra de roca.   

En la tabla 24 se muestran los volúmenes obtenidos en las 7 probetas que se 

utilizaron durante la cuarta inyección con agua destilada más tensoactivo (NFE). 

Tabla 24: Volúmenes de los fluidos recuperados correspondientes a la cuarta inyección con agua 

destilada más tensoactivo (NFE).  

Probeta 1 2 3 4 5 6 7 

∆P [psi] 38 36 35 34 33 32 32 

Volumen de NFE 
[mL] 

0 9 9.2 9.8 9.8 9.85 9.85 

Aceite 
recuperado [mL] 

2 0.5 0.8 0.2 0.2 0.15 0.15 

Volumen de la 
probeta [mL] 

2 9.5 10 10 10 10 10 

 

Una vez que dejó de colectarse aceite sintético en las probetas, se cuantificó el 

volumen colectado en las 3 probetas de 25 [mL], lo que equivale al flujo de por lo 

menos 3 volúmenes porosos. El volumen de aceite recuperado tras la inyección de 

M3 fue de 4 [mL]. En la tabla 25 se describen los volúmenes de los fluidos 

recuperados y entrampados en la muestra de roca utilizada en este experimento. 

En las cuatro inyecciones de todo el experimento. 
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Tabla 25: Datos obtenidos durante todo el experimento. 

Datos iniciales 
Masa de la roca en seco [g] 224.17 

Volumen poroso de la muestra de roca 
ocupado por agua destilada [mL] 

15.7 

Inyección 1 de agua destilada 
Porosidad absoluta de la roca [%] 16.7 

Volumen entrampado de agua destilada en la 
muestra [mL] 

15.7 

Inyección 2 de aceite 
Volumen total de agua desplazada por aceite 

[mL] 
11.5 

Volumen de agua remanente en la muestra 
[mL] 

4.2 

Volumen de aceite entrampado en la muestra 
[mL] 

11.5 

Inyección 3 de agua destilada para llegar a la saturación residual de aceite 
Volumen de aceite recuperado [mL] 5.4 

Volumen de aceite entrampado en la muestra 
[mL] 

11.5 - 5.4 = 6.1 

Volumen de agua entrampado en la muestra 
de roca al término de la inyección [mL] 

15.7 – 6.1= 9.6 

Inyección 4 de M3 a condiciones de saturación residual de aceite 
Volumen de aceite recuperado [mL] 4 

Volumen total de agua desplazada por 
agua+NFE [mL] 

9.6 

Volumen de aceite entrampado en la muestra 
[mL] 

6.1- 4 = 2.1 

Volumen poroso de la muestra de roca 
ocupado por agua + NFE [mL] 

13.6 

Datos obtenidos al final del experimento 
Masa de la roca al final del experimento [g] 237.8 

Volumen total de aceite recuperado al cabo de 
la inyección 3 y 4 [mL] 

9.4 

 

Segunda prueba de desplazamiento con la inyección de agua destilada, 

tensoactivo (NFE) y nanopartículas de aluminio (M4).  

Después de la reconstrucción del histórico de producción usando M3, el uso de 

tensoactivos no iónicos ha sido bastante estudiado en pruebas de EOR, resultando 

que son bastante económicos y eficaces en la recuperación de aceite en 

yacimientos convencionales y no convencionales. Los tensoactivos no iónicos 

debido a que no poseen carga eléctrica son buenos reductores de la tensión 

interfacial y alteran la mojabilidad del sistema roca – fluido. Ahora bien, el uso en 

conjunto de tensoactivos con nanopartículas ha presentado mejoras en la 

recuperación mejorada de hidrocarburos mediante la alteración de la mojabilidad, 
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reducción de la tensión interfacial y mejorando la suspensión coloidal de las 

partículas (Rezvani et al. 2024).  

Enseguida se presentan las variables de trabajo para la realización del experimento 

con M4: 

Tabla 26: Variables de trabajo para la realización de la segunda prueba de desplazamiento 

Variables de trabajo 
Presión de confinamiento [psi] 2,000 

Caudal de trabajo para Kabs, primera inyección de agua destilada, ቂ
ୡ୫య

୫୧୬
ቃ 1.00 

Caudal de trabajo para Koefe, inyección de aceite sintético, ቂ
ୡ୫య

୫୧୬
ቃ 

 
1.00 

Caudal de trabajo para Kwefe, segunda inyección de agua destilada, ቂ
ୡ୫య

୫୧୬
ቃ 

 
1.00 

Caudal de trabajo para KNFEefe, segunda inyección de agua destilada con 

surfactante (NFE) y nanopartículas de aluminio, ቂ
ୡ୫య

୫୧୬
ቃ 

 

1.00 

Además, se tienen las variables físicas medidas del tapón de roca que se utilizó 

para esta segunda prueba, ver tabla 27. 

Tabla 27: Variables físicas medidas para la segunda prueba de desplazamiento.  

Variables medidas 
Longitud [cm] 9 
Diámetro [cm] 3.8 

Área [cm2] 11.3 
Masa de la muestra seca [g] 242.7 

Masa de la muestra saturada de agua [g] 259.3 

 

1. Inyección de agua destilada.  

La figura (A.1.5) del anexo 1 muestra el historial de presión que se tuvo durante la 

inyección de agua destilada. Se registraron los valores de presión cada minuto 

durante 63 minutos. Los resultados de este paso se presentan en la tabla 28. 
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Tabla 28: Resultados petrofísicos de la muestra de roca utilizada para la segunda prueba de 

desplazamiento.  

Resultados obtenidos 
Variable petrofísica Dato medido Dato de proveedor 

Porosidad absoluta [%] 16.3 16-17 
Permeabilidad absoluta [mD] 125.4 35-100 

La porosidad absoluta medida fue de 16.3 [%], lo cual está dentro del rango 

presentado por el proveedor. Mientras que la permeabilidad absoluta medida fue de 

125.4 [mD], lo cual sobrepasa el rango que el proveedor indica. La alteración de la 

permeabilidad se debe a que en la muestra de roca se encontraban microporos, los 

cuales ayudan al paso del flujo de fluidos en el medio poroso. Además de que la 

presión de inyección no logró mantenerse constante, los valores de presión 

registrados fueron bajos durante el tiempo de la inyección de agua destilada. Estos 

dos problemas antes mencionados afectan de manera significativa al incremento en 

la permeabilidad de la roca. 

2. Inyección de aceite 

La figura (A.1.6) del anexo 1 muestra el historial de presión que se tuvo durante la 

inyección de aceite sintético para desplazar el agua destilada y saturar la roca de 

aceite. La inyección de aceite sintético duró 210 minutos, para lo cual en los 

primeros 60 minutos se registraron los valores de presión cada minuto. Después de 

los 60 minutos hasta los 210 minutos, se registraron los valores cada 5 minutos. 

La presencia de agua destilada en la roca y después la inyección de aceite sintético 

hacen que la permeabilidad efectiva disminuya; se obtuvo un valor de 5 [mD]. Es 

decir, cuanta más agua queda en el medio poroso, menos espacio disponible tiene 

el aceite para fluir en el medio poroso. 

3. Determinación de la permeabilidad efectiva al agua 

En la figura del anexo 1 (A.1.7) se muestra un historial de presión generado durante 

la inyección de agua destilada para alcanzar condiciones de saturación residual de 

aceite. Los valores de presión se registraron cada 30 segundos durante 145.5 
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minutos. A partir del minuto 146 hasta los 205 minutos se registraron los valores de 

presión cada minuto. 

La presencia de agua destilada en la roca y durante la inyección de aceite sintético 

hace que la permeabilidad efectiva disminuya; se obtuvo un valor de 2.4 [mD]. Es 

decir, cuanta más agua queda en el medio poroso, menos espacio poroso disponible 

tiene el aceite para fluir. 

Para la recolección de los fluidos de trabajo en la línea de salida, se utilizaron 3 

probetas de 5 [mL] y 4 probetas de 10 [mL], debido a que en esta parte se requiere 

una alta precisión en la cuantificación del volumen de los fluidos de trabajo. En esta 

parte se buscó la ruptura de los fluidos. Es decir, al momento de inyectar agua 

destilada se desplazó aceite sintético, por lo que en la primera probeta se obtuvieron 

32 [mL] de aceite y 0.01 [mL] de agua destilada. Una vez que se identificó la salida 

de agua destilada después de un cierto volumen de aceite sintético, se cambió la 

probeta por una seca y limpia. 

Después de que se dejó de observar la presencia de aceite sintético en las probetas 

de agua destilada, se usaron 3 probetas de 25 [mL] para dejar fluir por lo menos 3 

volúmenes porosos del tapón de roca. En la tabla 31 se muestran los resultados de 

los volúmenes de los fluidos de trabajo en las 3 probetas de 5 [mL] y las 4 probetas 

de 10 [mL]. 

Tabla 29: Volúmenes obtenidos en las 7 probetas utilizadas en la tercera inyección de agua 

destilada 

Probeta 1 2 3 4 5 6 7 
∆P [psi] 166 121 88 96 94 84 101 

Volumen de 
agua [mL] 

0.01 3.9 4 8 8 8 8.3 

Volumen de 
aceite [mL] 

2 0.4 0.35 0.3 0.25 0.1 0.01 

Volumen en la 
probeta [mL] 

2 4.3 4.35 8.3 8.25 8.1 8.31 

A continuación, se presenta la tabla 30 con los resultados obtenidos en esta tercera 

inyección con agua destilada; dichos resultados son la base para la creación de las 

curvas de permeabilidad relativa. 
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Tabla 30: Volúmenes y saturaciones de agua y aceite.  

Resultados base para la generación de las curvas de permeabilidad relativa 

Volumen total de agua destilada inyectada [mL] 34.81 

Volumen total de aceite sintético desplazado por agua destilada [mL] 5.4 

Saturación de agua destilada residual [%] 30 

Saturación de aceite sintético residual [%] 50 

En la tabla 31 se muestran los datos para dar solución a las ecuaciones del método 

de JBN. 

Tabla 31: Datos físicos que se necesitan para generar las curvas Kr  

Probeta Vwacum 

[mL] 
Voacum [mL] Vtacum 

[mL] 
Qwi 

[--] 
fWL 

[--] 
Sw 

[--] 
SWL 

[--] 
fOL 

[--] 

𝐊𝐫𝐰𝐋

𝐊𝐫𝐨𝐋

 

[--] 
1 0.01 2 2.01 0.12 4.9E-02 0.45 0.33 0.99 2.5E-05 

2 3.91 2.4 6.31 0.38 0.9 0.48 0.44 0.09 0.05 

3 7.91 2.75 10.66 0.64 0.91 0.5 0.45 0.08 0.06 

4 15.91 3.05 18.96 1.14 0.96 0.52 0.47 0.03 0.13 

5 23.91 3.3 27.21 1.63 0.96 0.53 0.48 0.03 0.16 

6 31.91 3.31 35.22 2.12 0.99 0.53 0.53 1.2E-02 4.1 

7 40.21 3.32 45.53 2.62 0.99 0.53 0.53 1.2E-02 4.2 

Además de los datos presentados en las tablas 31 y 32 para la construcción de las 

curvas de permeabilidad. A continuación, se presenta: 

 

 

 

 

 

 

 



 76 

 

Tabla 32: Datos físicos para generar las curvas Kr 

 
 
 
 

Probeta 

 
 
 
 
Ir 

 
 
 
 

𝟏

𝑰𝒓𝑸𝒘𝒊
 

 

 
 
 
 

𝟏

𝑸𝒘𝒊
 

 
 
 
 

Derivada 
lineal 

 
 
 
 

Derivada 
polinómica 

Ajuste 
lineal 

Ajuste 
polinómico 

𝑲𝒓𝒘𝑳 𝑲𝒓𝒐𝑳 𝑲𝒓𝒘𝑳 𝑲𝒓𝒐𝑳 

1 0.55 14.94 8.25 0.5313 0.8076 ---- ---- ---- ---- 

2 0.75 3.46 2.63 0.5313 0.2787 8.6E-06 0.33 7.1E-06 0.27 

3 1.04 1.49 1.55 0.5313 0.6850 2.0E-03 0.04 3.1E-03 0.06 

4 0.95 0.91 0.87 0.5313 0.7547 2.1E-03 0.03 3.5E-03 0.06 

5 0.97 0.62 0.61 0.5313 0.7750 2.3E-03 0.01 3.8E-03 0.03 

6 1.09 0.43 0.47 0.5313 0.7855 2.4E-03 1.4E-02 3.9E-03 0.02 

7 0.91 0.41 0.38 0.5313 0.7923 2-7E-03 6.6E-04 4.0E-03 9.8E-04 

 

Ahora, para generar las curvas de permeabilidad relativa al aceite a la salida del 

sistema (KroL) se obtiene la primera derivada de una función que relacione las 

variables 
ଵ

ூೝೂೢ೔

 y 
ଵ

ொೢ೔
. Para obtener dicha función se generaron las figuras 34 y 35, las 

cuales muestran dicha relación. 

La figura 34 representa el ajuste realizado mediante regresión lineal (línea punteada 

color roja); la curva en color negro describe la relación de las dos variables 
ଵ

ொೢ೔
 y 

ଵ

ூೝொೢ೔
. Asimismo, se presenta la ecuación de la línea de ajuste lineal y el valor del 

coeficiente de determinación R2 de 0.9919. La derivada de la ecuación de ajuste es 

𝑦ᇱ = 0.5313 debido a que es una ecuación de grado 1.  
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Figura 34: Ajuste lineal de la inyectividad relativa para generar las curvas Kr por el método de JBM. 

La figura 35 muestra la línea de ajuste polinómico (línea roja punteada) y la ecuación 

correspondiente a un polinomio de grado 2: 𝑦 = −0.0177𝑥ଶ + 0.8076𝑥 +  0.1465 con 

una R2 de 0.9975. La derivada de la ecuación polinómica es  𝑦ᇱ = −0.0354𝑥 +

 0.8076. Con dicha derivada se construyen las curvas de permeabilidad relativa al 

agua (KrwL). 

 

Figura 35: Ajuste polinómico de la inyectividad relativa para generar las curvas Kr por el método de 

JBM. 

Para las figuras 34 y 35 la diferencia es el tipo de ajuste: regresión lineal o 

polinómica. Ambos tipos de ajuste se basan en generar una línea de tendencia para 
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describir el comportamiento de los datos medidos.  El ajuste lineal consiste en 

generar una ecuación que representa una línea recta de la forma y = mx + b. Por 

otro lado, está el ajuste polinómico, el cual se basa en formar una curva de grado 2 

y se expresa como ax² + bx + c.  El coeficiente R2 se utiliza para determinar el ajuste 

de la curva; los valores que toma van de 0 a 1. Un valor cercano a 0 significa que la 

curva no es representativa de los datos, mientras que un valor cercano a 1 indica 

que la curva es representativa de los datos graficados. 

A continuación, se presentan las curvas Kr (agua – aceite) a partir de la segunda 

inyección de agua: 

En la figura 36 se pueden observar 5 puntos de interés para la interpretación de las 

curvas de permeabilidad relativa. 

Se divide en 3 regiones, las cuales especifican el flujo de fluidos que se tiene en 

dicha área; asimismo, los puntos que abarca. 

Región 1 (Flujo de aceite): puntos 1 y 3; 

Región 2 (Flujo de aceite y agua): punto 5; 

Región 3 (Flujo de agua): puntos 2 y 4. 

Punto 1: Corresponde a la saturación irreductible de agua destilada (Swir) con valor 

de 0.33. La permeabilidad relativa al agua destilada muestra que, a una saturación 

baja de aceite, la permeabilidad relativa al agua será de cero. Esto se debe a que 

el aceite está ocupando los poros más grandes de la muestra de roca, lo que genera 

un flujo de aceite sin ninguna dificultad en el medio poroso (Ahmed, 2006). 

Punto 2: Se aprecia un valor de saturación residual de aceite (Sor) de 0.53. El flujo 

de aceite comienza a fluir a partir de una baja saturación de aceite. 

Punto 3: Se muestra la permeabilidad relativa al aceite a condiciones de saturación 

de agua irreductible (Kro@Swir). A saturaciones bajas de agua, la permeabilidad 

relativa al aceite no tiene ningún cambio, es decir, el agua tiende a ocupar los poros 

más pequeños del medio poroso y no contribuye a cambios en la permeabilidad 
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relativa del aceite (Ahmed, 2006). La permeabilidad relativa al aceite de 1, por lo 

que el aceite puede fluir libremente a través del medio poroso. 

Punto 4: Corresponde a la permeabilidad relativa al agua a condiciones de la 

saturación residual del aceite (krw@Sor). El flujo de agua a través del medio poroso a 

condiciones de saturación residual de aceite es Sor=0.53. Cabe mencionar que la 

permeabilidad relativa al agua es de 1, lo que significa que el agua fluye libremente 

por el medio poroso sin ser afectada por la presencia de aceite. 

Punto 5: Punto de intersección de las curvas de permeabilidad relativa, en dicho 

punto los valores para los valores de permeabilidad relativa (agua – aceite) son 

iguales y se tiene un flujo de fluidos de ambas fases. 

 

Figura 36: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste lineal para el sistema agua – 

aceite. Elaboración propia. 

La figura 37 muestra un comportamiento no lineal de los fluidos dentro de un medio 

poroso. Se puede apreciar que la Kro comienza a crecer lentamente (punto 2, figura 

39), mientras que Krw crece rápidamente (punto 1, figura 39). El punto 3 representa 

que el flujo de aceite se mantiene linealmente, mientras que en el punto 4 el flujo de 

agua disminuye ligeramente. Cabe mencionar que los puntos establecidos en las 

figuras 38 y 39 son los mismos, por tanto, la explicación de la figura 38 aplica para 

la 39; sin embargo, el ajuste polinómico realizado para la construcción de la figura 
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39 conserva la esencia del comportamiento de los fluidos, las curvas se apegan a 

la realidad, no es ideal. 

Por tanto, las curvas representativas de permeabilidad relativa al agua y al aceite 

son las que se generaron mediante un ajuste polinómico. 

 

Figura 37: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste polinómico para el sistema agua 

- aceite. Elaboración propia. 

4. Inyección de agua destilada + tensoactivo no - iónico NFE + Al2O3 

(M4) 

Esta inyección tiene como finalidad desplazar el aceite sintético residual contenido 

en el tapón de roca.  La figura del anexo 1 (A.1.8) muestra el historial de presión 

generado durante la cuarta inyección (DW + NFE +Al2O3).  Para determinar el valor 

de la permeabilidad efectiva al fluido M4, el cual fue de 37.35 [mD]. 

La inyección de agua destilada + tensoactivo (NFE) + Al2O3 alteró la mojabilidad del 

sistema roca-fluido, debido a que el fluido inyectado es capaz de desplazar al aceite 

impregnado en la roca permitiendo su flujo, mientras que el agua ocupa los poros 

que estaban llenos de aceite. 

Para la recolección de los fluidos de trabajo en la línea de salida, se utilizaron 7 

probetas, 4 probetas de 5 [mL] y 3 probetas de 25 [mL] debido a que se requiere 
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precisión en la cuantificación del volumen de los fluidos de trabajo. Nuevamente, se 

buscó la ruptura de los fluidos, es decir, al momento de inyectar M4, el fluido 

desplaza al agua destilada que se encontraba saturando a la muestra de roca, y 

una vez desplazada el agua, se desplaza el aceite residual contenido en la muestra 

de roca.  

En la tabla 33 se muestran los volúmenes obtenidos en las 7 probetas que se 

utilizaron durante la cuarta inyección con agua destilada + tensoactivo + Al2O3. 

Tabla 33: Volúmenes de los fluidos recuperados correspondientes a la cuarta inyección con agua 

destilada + surfactante + Al2O3.   

Probeta 1 2 3 4 5 6 7 

∆P [psi] 60.7 99.3 88.7 75.4 63.8 57.5 55.9 

Volumen de NFE + 
Al2O3 [mL] 

3.1 4.5 4.8 4.85 10 16 16 

Volumen de aceite 
recuperado [mL] 

1.9 0.5 0.2 0.15 0.1 0.08 0.03 

Volumen de la 
probeta [mL] 

5 5 5 5 10.1 16.08 16.03 

El volumen de aceite recuperado tras la inyección de M4 fue de 2.96 [mL]. En la 

tabla 34 se describen los volúmenes de los fluidos recuperados y entrampados en 

la muestra de roca utilizada en este experimento. 
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Tabla 34: Datos obtenidos en cada una de las inyecciones de fluidos. 

Datos iniciales 
Masa de la roca en seco [g] 242.72 

Volumen poroso de la muestra de roca 
ocupado por agua destilada [mL] 

16.6 

Inyección 1 con agua destilada 
Porosidad absoluta de la roca [%] 16.2 

Volumen entrampado de agua destilada en la 
muestra [mL] 

16.6 

Inyección 2 con aceite sintético 
Volumen total de agua desplazada por aceite 

[mL] 
11.5 

Volumen de agua remanente en la muestra 
[mL] 

5.1 

Volumen de aceite entrampado en la muestra 
[mL] 

11.5 

Inyección 3 con agua destilada para llegar a la saturación residual de aceite 
Volumen de aceite recuperado [mL] 3.41 

Volumen de aceite entrampado en la muestra 
[mL] 

11.5 – 3.41 = 8.09 

Volumen de agua entrampado en la muestra 
de roca al término de la inyección [mL] 

16.6 – 8.09= 8.51 

Inyección 4 con agua destilada + NFE + Al2O3 a condiciones de saturación residual de 
aceite 

Volumen de aceite recuperado [mL] 2.96 
Volumen total de agua desplazada por DW + 

NFE+ Al2O3 [mL] 
8 

Volumen de aceite entrampado en la muestra 
[mL] 

8.09- 2.96 = 5.13 

Volumen poroso de la muestra de roca 
ocupado por agua + NFE + Al2O3 [mL] 

11.47 

Datos obtenidos al final del experimento 
Masa de la roca al final del experimento [g] 259.32 

Volumen total de aceite recuperado al cabo de 
la inyección 3 y 4 [mL] 

6.37 

A continuación, en la tabla 35, se muestran las semejanzas y diferencias de las 

pruebas de desplazamiento realizadas. 
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Tabla 35: Comparativa de las 2 pruebas de desplazamiento. 

Parámetro Sistema M3 Sistema M4 Semejanzas Diferencias 

Porosidad [%] 19.2 16.3 
Ambos valores están 
dentro del rango del 
proveedor 

El volumen poroso 
cambia dadas las 
dimensiones de la 
roca 

Permeabilidad [mD] 389.9 125.4 

Ambas pruebas se 
sometieron al mismo 
procedimiento para 
el montaje en la 
celda de 
desplazamiento y se 
utilizó el agua 
destilada para medir 
K en ambas 
muestras. 

En la primera 
prueba la presión 
promedio fue de 
0.5 psi y 1.6 psi 
para la segunda 
prueba. En la 
primera prueba, la 
presencia de aire 
en la muestra de 
roca alteró el flujo 
de agua y la 
presión disminuyó 

Swir [%] 0.33 0.3 
Ambas saturaciones 
son muy similares 

La primera 
muestra de roca 
tiene una mayor 
afinidad al agua 

Sor [%] 0.58 0.53 

Después de la 
segunda inyección 
con DW, ambas 
muestras 
presentaron 
saturaciones 
similares 

El volumen de 
aceite entrampado 
fue mayor con la 
primera muestra 
(58%) 

Aceite recuperado 
[mL] 

9.4 6.37 
Ambos sistemas 
buscan recuperar 
aceite 

El fluido M3 
recuperó mayor 
cantidad de aceite 
que el fluido M4. 
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Conclusiones 
La implementación de nanopartículas con tensoactivo como método de 

recuperación incremental de hidrocarburos en yacimientos carbonatados requiere 

de un estudio exhaustivo de las propiedades petrofísicas, los fluidos y las 

interacciones entre la roca y el fluido. Para ello se realizan, entre otras, pruebas 

experimentales de: capilaridad, mojabilidad, desplazamiento e imbibición 

espontánea para explorar la viabilidad y escalar los experimentos. En este trabajo 

se cumplió con el objetivo general de valorar la interacción del sistema roca-fluido 

por medio del uso de nanopartículas de óxido de aluminio y un surfactante no iónico 

(nonilfenoletoxilado), mediante la medición del ángulo de contacto se encontró que 

la roca mantiene una mojabilidad intermedia cuando se emplean Al2O3 y 

tensoactivo.  

Con la metodología presentada en este trabajo para valorar la interacción entre 

fluidos y el medio poroso mediante las pruebas de desplazamiento realizadas, se 

evaluó la recuperación de hidrocarburos a condiciones de presión elevada y se 

compararon dos métodos de recuperación, primero uso de tensoactivo (M3) y en 

como segundo método se utilizó tensoactivo con nanopartículas (M4). Al comparar 

los resultados de estas dos pruebas se observó que la recuperación total de aceite 

fue de 59.87% y 38.87% para M3 y M4, respectivamente. Como conclusión 

preliminar se puede sugerir que M3 funciona mejor como método para recuperar 

hidrocarburos para medios porosos carbonatados (19.2 % y 389.9 [mD]); sin 

embargo, es importante resaltar que estas pruebas no son del todo comparables, ni 

concluyentes, pues la permeabilidad obtenida para las muestras fueron 

diferentes:389.9 [mD] y 125.4 [mD] para las muestras 1 y 2 respectivamente , por lo 

que sería necesario realizar más pruebas a diferentes condiciones y utilizando 

fluidos de naturaleza distinta. Las pruebas de suspensión permitieron seleccionar el 

mejor sistema de fluidos, los cuales fueron: Al2O3 + NFE + DW y DW + NFE, dado 

que las nanopartículas se mantenían en suspensión y el surfactante NFE mantuvo 

una buena estabilidad durante las pruebas. La medición de la tensión superficial 

mostró un valor menor que la tensión del agua, lo que permitió seguir con las 
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pruebas experimentales con las nanopartículas y surfactante seleccionados. El uso 

de nanofluidos (Al2O3 + NFE + DW) y NFE + DW en las pruebas con tubos capilares, 

mostraron un buen desplazamiento de aceite, obteniendo un factor de recuperación 

de 52% y 42%, respectivamente. La medición del ángulo de contacto permitió 

determinar la mojabilidad, del medio. Se observó que las nanopartículas por sí solas 

no tuvieron un cambio significativo en la mojabilidad del sistema roca-fluido; sin 

embargo, el uso de Al2O3 + NFE + DW alteró en mayor medida la mojabilidad, sin 

embargo la mojabilidad se mantuvo como intermedia, lo mismo para el sistema DW 

+ NFE, presentó una mojabilidad intermedia, dada la capacidad de adsorción del 

tensoactivo no iónico, dicho tensoactivo se ancla a la superficie sólida, generando 

que el ángulo de contacto sea de 48.5° para la recuperación mejorada, lo que 

significa que el tensoactivo es afín a al sistema roca – fluido. 

Durante las pruebas de desplazamiento, pudo haber ocurrido que, dado los largos 

tiempos de saturación de las muestras de roca, las nanopartículas no presentaron 

la suficiente capacidad de suspensión, además de las distintas permeabilidades 

entre las muestras resultando una baja recuperación de hidrocarburos.  Asimismo, 

el contenido de agua en el aceite en todo el proceso fue de alrededor de 48%, y eso 

generó a que el agua del crudo desplazara al tensoactivo e impregnándose en la 

superficie junto con las nanopartículas de aluminio. 

La infraestructura disponible en LIRFFF permitió plantear los experimentos para el 

entendimiento de la interacción entre nanofluidos y medios porosos. Las pruebas 

realizadas pueden ser utilizadas para la validación de inyección de nanopartículas 

y surfactante como método de recuperación mejorada en yacimientos 

convencionales y no convencionales con fines académicos, debido a los equipos 

utilizados para cada prueba. 
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Recomendaciones para trabajos futuros 

El mayor reto para el desarrollo de este trabajo fue la manipulación de las muestras 

de aceite crudo, ya que éste tenía agua y una viscosidad elevada. La presencia de 

agua puede alterar los resultados de las pruebas experimentales. Al momento de 

calcular las saturaciones residuales de aceite y agua resulta difícil saber la certeza 

de dichos valores. Por lo tanto, sería recomendable reproducir los experimentos, 

con muestras de aceite crudo libre de agua. 

Por otro lado, se recomienda hacer un análisis y valoración de la capacidad de 

suspensión de las nanopartículas de óxido de aluminio con otros surfactantes y 

verificar si son buenos candidatos para realizar pruebas experimentales y comparar 

el efecto de las nanopartículas con otros surfactantes en la alteración de la 

mojabilidad en rocas carbonatadas.  
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Anexo 1 

Propiedades del sistema roca-fluidos 

Se entiende por yacimiento a una trampa geológica dentro de la cual están 

contenidos fluidos como aceite, agua y gas. Generalmente se suele llamar medio 

poroso a un yacimiento; esto se debe a que el yacimiento está constituido por una 

parte sólida (roca) y otra vacía: espacios vacíos de la roca (Escobar, 2012). Existen 

propiedades físicas de los fluidos que se almacenan en un yacimiento y propiedades 

petrofísicas de la roca que permiten analizar el comportamiento del sistema roca-

fluido (Ahmed, 2006). 

Porosidad 

La porosidad de una roca representa la capacidad de almacenamiento para 

contener fluidos (volumen poroso). Asimismo, la porosidad es la relación del 

volumen poroso entre el volumen total de la roca. En la ecuación 1 se aprecia dicha 

relación: 

ϕ =
volumen poroso (V୮)

volumen total de la roca (V୲)
 

A.1. 1 

Donde:                                        ϕ: porosidad, [%] 

V୮: volumen poroso, [uଷ] 

V୲: volumen total de la roca, [uଷ] 

 

Dadas las condiciones geológicas a las que fueron sometidas las rocas, la 

interconexión de los poros puede ser buena o no. Con base en lo anterior, existe 

una subclasificación de la porosidad: absoluta y efectiva. 



 93 

Porosidad absoluta 

Se define como la relación entre el volumen libre (espacio poroso) y el volumen total 

de la roca (Ahmed, 2006). La ecuación 2 muestra la relación de porosidad efectiva: 

ϕୟୠୱ =
volumen poroso (V୮)

volumen total de la roca (V୲)
 

A.1. 2 

Donde:                                 ϕୟୠୱ: porosidad absoluta, [%] 

   V୮: volumen poroso, [uଷ] 

V୲: volumen total de la roca, [uଷ] 

Porosidad efectiva 

Hace referencia a la relación que existe entre los poros conectados y el volumen 

total de la roca (Ahmed,2006), la ecuación 3 representa a dicha relación: 

ϕୣ୤ୣ =
volumen poroso conectado (V୮)

volumen total de la roca (V୲)
 

A.1. 3 

Donde:                                ϕୣ୤ୣ: porosidad efectiva, [%] 

V୮: volumen poroso conectado, [uଷ] 

   V୲: volumen total de la roca, [uଷ] 

Saturación de fluidos 

Es definida como una relación entre el volumen de poro y el volumen del fluido 

contenido en éste (Ahmed,2006). La ecuación 4 muestra la relación para el cálculo 

de la saturación de un fluido en particular: 

S୤ =
Volumen del fluido en el medio poroso (V୤)

Volumen poroso  (V୮)
 

A.1. 4 



 94 

Donde:                           S୤: saturación del fluido, [adim] 

                            V୤: volumen del fluido en el medio poroso, [uଷ] 

                                            V୮: volumen poroso, [uଷ] 

Para los fluidos contenidos en el medio poroso, se tienen las siguientes expresiones 

matemáticas: 

S୭ =
Volumen del aceite

Volumen poroso
 

A.1. 5 

S୵ =
Volumen de agua

Volumen poroso
 

A.1. 6 

S୥ =
Volumen de gas

Volumen poroso
 

A.1. 7 

Por definición, la suma de los valores de saturación para el aceite, el agua y el gas 

debe ser de 100% (Ahmed, 2006).  

Saturación crítica de aceite, Soc 

Se define como la saturación mínima de aceite para que fluya a través del medio 

poroso (Ahmed, 2006). 

Saturación residual de aceite, Sor 

Se define como un volumen de aceite al que, por más que se incremente el 

gradiente de presión, no será posible desplazarlo (Escobar, 2012). Asimismo, puede 

ocurrir que el aceite residual no pueda desplazarse dada la presión capilar que lo 

retiene. 
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Saturación movible de aceite 

Se define como la fracción de volumen poroso que es ocupada por aceite movible. 

La ecuación 8 representa lo mencionado: 

S୭୫ = 1 − S୵ୡ − S୭ୡ 

A.1. 8 

Donde:                             S୭୫: saturación de aceite movible, [adim] 

                                         S୵ୡ୬: saturación de agua connata, [adim] 

                                         S୭ୡ: saturación crítica de aceite, [adim] 

Saturación crítica de agua, Swc 

Se define como la saturación mínima de agua para que fluya a través del medio 

poroso (Ahmed, 2006). 

Saturación de agua irreducible, Swir 

Es un cierto volumen de agua que conforme al aumento de gradiente de presión ya 

no es posible desplazar (Ahmed, 2006 & Escobar, 2012). 

Saturación de agua connata, Swcn 

Se refiere al volumen de agua que existe inicialmente en el yacimiento. Es decir, 

antes de su explotación (Abdallah et al. 2007). 

Permeabilidad 

Es una propiedad de la roca, la cual hace referencia a la facilidad al flujo de fluidos 

a través de un medio poroso (Tiab & Donaldson, 2024). En 1856, el ingeniero 

francés Henry Darcy desarrolló una ecuación para determinar la permeabilidad de 

una muestra de roca con dimensiones conocidas haciéndole fluir un fluido de 

viscosidad conocida y con un gasto conocido. La ecuación 9 hace referencia a la 

ecuación de Darcy (Ahmed, 2006): 
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v =  
q

A
=  −

k

μ

dp

dl
 ;  (Dandekar, 2013) 

A.1. 9 

Donde: 

                                                      v: velocidad del fluido, ቂ
ୡ୫

ୱ
ቃ      

A: área de la muestra de roca, [cmଶ] 

L: longitud de la muestra de roca, [cm] 

k: permeabilidad de la roca, [mD] 

                                                   μ: viscosidad del fluido, [cP] 

                              ୢ୮

ୢ୪
: gradiente de presión en la dirección del flujo de fluidos, ቂ

୮ୱ୧

ୡ୫
ቃ 

Para utilizar la ecuación de flujo de Henry Darcy se deben tener presentes las 

siguientes consideraciones: 

 El medio poroso debe estar saturado de un fluido en un 100%; 

 El flujo de fluidos debe ser laminar; 

 El fluido debe ser incompresible; 

 Flujo monofásico. 

Dado que, el fluido no siempre suele adherirse a los poros del medio, existe una 

subclasificación de la permeabilidad (Tiab & Donaldson, 2024).  

Permeabilidad absoluta, Kabs 

Se refiere a la permeabilidad cuando el medio poroso está saturado al 100% por 

una sola fase de fluido (Ahmed, 2006). En las pruebas de desplazamiento realizadas 

en este trabajo se calcula Kabs cuando la muestra cumple con la definición antes 

mencionada.  
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Permeabilidad efectiva, Kefe 

Es el valor de la permeabilidad cuando en el medio poroso se encuentra más de 

una fase de fluidos saturándolo (Ahmed, 2006). 

Permeabilidad relativa, Kr 

Expresa la relación entre permeabilidades (efectiva y absoluta). La Kr se encarga 

de describir la capacidad que tiene una fase para fluir en un medio poroso con la 

presencia de otros fluidos (Lopera, 1996). La permeabilidad relativa depende de las 

saturaciones de los fluidos en el medio poroso, por lo que la sumatoria de las fases 

de fluidos debe ser menor o igual a 1 (Ahmed, 2006). 

Las expresiones que representan a la permeabilidad relativa son las siguientes: 

k୰୭ =
k୭

k
 

A.1. 10 

k୰୥ =
k୥

k
 

A.1. 11 

k୰୵ =
k୵

k
 

A.1. 12 

Donde:                            k୰୭: permeabilidad relativa al aceite, [adim] 

                                        k୭: permeabilidad efectiva al aceite, [mD] 

k୰୥: permeabilidad relativa al gas, [adim] 

k୥: permeabilidad efectiva al gas, [mD] 

k୰୵: permeabilidad relativa al agua, [adim] 

  k୵: permeabilidad efectiva al agua, [mD] 

k: permeabilidad absoluta, [mD] 
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Permeabilidad relativa de la fase de aceite en presencia de una 

saturación de agua irreducible, Kro@Swir 

Este concepto hace referencia a que el agua que se encuentra atrapada en los 

pequeños poros de la roca no obstruye el flujo de aceite en el medio poroso. Es 

decir, es la zona en donde se tiene flujo de aceite (Ahmed, 2006). 

 

Permeabilidad relativa de la fase de agua en presencia de una 

saturación de aceite residual, krw@Sor 

Expresa la relación de la permeabilidad efectiva al agua a condiciones de aceite 

residual. Es decir, en este punto el agua presenta una mayor Kr para poder fluir a 

través del medio poroso a pesar de la cantidad presente de aceite en los poros de 

la roca (Ahmed, 2006). 

Relación de movilidad, M 

Se define como la movilidad del fluido desplazante entre la movilidad del fluido 

desplazado. Conocer la relación de movilidad para el desarrollo de pruebas de 

desplazamiento es de gran ayuda para poder entender la facilidad con la que se 

mueven los fluidos en el medio poroso (Ahmed, 2006). La ecuación 10 muestra la 

relación de movilidad: 

M =  
λୢୣୱ୮୪ୟ୸ୟ୬୲ୣ

λୢୣୱ୮୪ୟ୸ୟୢ୭
 

A.1. 13 

Donde:                                 M: relación de movilidad, [adim] 

λୢୣୱ୮୪ୟ୸ୟ୬୲ୣ: movilidad del fluido desplazante, ൤
1

cP
൨ 

λୢୣୱ୮୪ୟ୸ୟୢ୭: movilidad del fluido desplazado, ൤
1

cP
൨ 

Es importante mencionar que: 
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 M > 1, el fluido desplazante (en este caso es aceite) presenta una mayor 

movilidad que el fluido que se desplaza (agua). 

 M < 1, el fluido desplazado (en este caso agua) tiene una mayor movilidad 

con respecto al fluido desplazante (aceite). 

La relación de movilidad tiene una fuerte dependencia de la saturación de los 

fluidos, y esta tiene una influencia en los poros de la roca con el fin de analizar la 

eficiencia de desplazamiento al momento de implementar un método de 

recuperación secundaria y/o mejorada (Thomas, 2008). 

Movilidad, λ 

Se refiere a la facilidad con la que pueden desplazarse los fluidos a través de un 

medio poroso y está en función de la viscosidad del fluido. 

La movilidad es una relación entre el valor de permeabilidad relativa de un fluido y 

la viscosidad del mismo fluido (Ahmed, 2006). A continuación, se muestra dicha 

relación matemáticamente: 

λ୤ =
k୰୤

μ୤
 

A.1. 14 

   Donde:                                      λ୤: movilidad del fluido, ቂ
ଵ

ୡ୔
ቃ 

k୰୤: permeabilidad relativa del fluido, [adim] 

μ୤: viscosidad del fluido, [cP] 

 

Tensión interfacial, σ 

Debido a los distintos tipos de fluidos presentes en el medio poroso, se presentan 

fuerzas de atracción entre los fluidos y el medio sólido. La tensión interfacial hace 

referencia a un desbalance de fuerzas de las moléculas de los fluidos que se 
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encuentran en la interfase (fluidos inmiscibles). Las fuerzas resultantes reciben el 

nombre de tensión interfacial (Dandekar, 2013). 

La tensión interfacial se puede calcular con la ecuación siguiente (Andreas et 

al.1938) 

σ =  
r h (ρ୵ − ρ୭) g

2 cos θ
 

A.1. 15 

Donde:                          σ: tensión interfacial del fluido, ቂ
୒

୫
ቃ 

r: radio del tubo capilar, [m] 

h: altura del ascenso del fluido en el tubo capilar, [m] 

ρ୵: densidad del agua, ൤
kg

mଷ
൨ 

ρ୭: densidad del aceite, ൤
kg

mଷ
൨ 

g: aceleración de la gravedad, ቂ
m

sଶ
ቃ 

θ: ángulo de contacto entre el líquido y el tubo capilar, [°] 

 

Tensión superficial 

En un medio poroso cuando se tiene la presencia de más de un fluido, las fuerzas 

de atracción son importantes para determinar la fuerza aplicada en un área para 

crear una interfase entre los fluidos inmiscibles (Dandekar, 2013). 

Cuando los fluidos son gas-líquido, la interfase se refiere a la de la superficie líquida 

(tensión superficial).  
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Mojabilidad  

Se refiere a la adhesión de dos fluidos inmiscibles sobre una superficie sólida. 

Dentro de un medio poroso se tiene la presencia de fluidos inmiscibles (agua, aceite 

o gas), y la mojabilidad suele entenderse como la medida que tiene el fluido de 

esparcirse sobre la superficie del medio poroso (Tiab & Donaldson, 2024). 

La mojabilidad es un balance de fuerzas que existe entre los fluidos y una superficie 

sólida; es el resultado de las fuerzas de cohesión (entre las moléculas del líquido) y 

las fuerzas de adhesión (entre el líquido y el sólido).  

Existen diferentes tipos de rocas sedimentarias que conforman los yacimientos 

petroleros, las cuales contienen diferentes tipos de fluidos como lo son: gas, aceite 

y agua. Para conocer la afinidad que existe entre los fluidos y la roca, se suele 

determinar la mojabilidad mediante la medición del ángulo de contacto que forma 

una gota del fluido con la superficie sólida. 

Es necesario tener la definición de los siguientes conceptos para valorar la 

interacción del sistema roca-fluido:  

 Fase mojante: es aquel fluido que se esparcirá sobre toda la superficie sólida. 

 Fase no mojante: es el fluido que tenderá a cubrir la menor área posible de 

la superficie sólida. 

 El grado de mojabilidad presente en el sistema roca se mide con los ángulos 

obtenidos en pruebas experimentales, se expresa de la siguiente manera: 

1. Sistema roca-fluido mojado por agua: presenta un ángulo de contacto de 0°, 

los poros de la roca tienen la preferencia de permitir el flujo de la fase no 

mojante (aceite), dejando a la fase mojante (agua) en los poros pequeños de 

la roca (Dandekar, 2013). 

 

2. Sistema roca-fluido mojado por aceite: presenta un ángulo de contacto de 

180°. El aceite (fase no mojante) se quedará atrapado en los poros más 



 102 

pequeños de la roca permitiendo el flujo de agua (fase mojante) (Dandekar, 

2013). 

 

3. Sistema roca-fluido con mojabilidad intermedia: los ángulos de contacto 

oscilan entre 75° y 105°. Ambas fases de fluidos tienen preferencia sobre la 

superficie sólida (Dandekar, 2013). 

Dada la complejidad mineralógica de la roca y la interacción de los fluidos 

presentes en ella, se consideran tres tipos de mojabilidad:  

1. Mojabilidad intermedia: tanto el agua como el aceite tienen la preferencia 

de esparcirse sobre la superficie sólida (Dandekar, 2013). 

2. Mojabilidad fraccional: en el medio poroso existe una parte que es 

fuertemente mojada por agua y otra en la que es fuertemente mojada por 

aceite (Dandekar, 2013). 

3. Mojabilidad mixta: la zona donde existe mojabilidad al aceite se conecta 

a los poros más grandes de la roca (Dandekar, 2013). 

Ahora bien, la mojabilidad tiene impactos en toda la ingeniería de yacimientos, ya 

que permite:  

1. Conocer la distribución inicial de los fluidos en el yacimiento; 

2. Impacta en la producción de gas, aceite y agua; 

3. Esencial para la implementación de cualquier método de recuperación 

secundario y/o mejorada. 

Presión capilar, Pc 

Se entiende por fuerzas capilares a las fuerzas resultantes de los efectos de las 

tensiones interfaciales y superficiales presentes en el medio poroso. La presencia 

de las fuerzas capilares en el medio poroso genera que el hidrocarburo esté 

entrampado en los poros de la roca (Dandekar, 2013). 
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En un yacimiento, la diferencia de presión basada en la flotabilidad que existe entre 

la fase mojante (agua) y la fase no mojante (aceite) se conoce como presión capilar 

(Abdallah et al., 2007). Matemáticamente la presión capilar se expresa de la 

siguiente manera: 

Pୡ =  P୬୵ − P୵ 

A.1. 16 

Donde:                                     Pୡ: presión capilar, [psi] 

P୬୵: presión de la fase no mojante (aceite), [psi] 

P୵: presión de la fase mojante (agua), [psi] 

La presión capilar es una propiedad importante del sistema roca-fluido, ya que 

afecta de manera directa a las saturaciones residuales de los fluidos y a la 

permeabilidad relativa de las fases (Tiab & Donaldson, 2024). 

Proceso de Imbibición  

El proceso de imbibición en la presencia de agua y aceite como fluidos inmiscibles 

se refiere al incremento en la saturación de la fase mojante (agua). A partir de la 

definición, existen dos tipos de imbibición: espontánea y forzada (Abdallah et al., 

2007). 

Imbibición espontánea: se refiere al proceso de absorción sin la presencia de alguna 

fuerza externa que ayude al fluido a penetrar al medio poroso (Abdallah et.al, 2007). 

Imbibición forzada: se requiere de la presencia de algún agente externo que ayude 

a desplazar el agua en un medio poroso (Dandekar, 2013). 

La imbibición depende del tamaño de los poros, del tiempo que han estado los 

fluidos contenidos en la roca, de la tensión interfacial, de la porosidad, de la 

permeabilidad, de la mojabilidad, de la viscosidad y del área de contacto de los 

fluidos.  
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Proceso de drene 

El proceso de drene hace referencia al desplazamiento de la fase mojante (agua) 

por medio de la fase no mojante (aceite).  Es decir, existe un incremento en la 

saturación de aceite dada la disminución del agua (Ahmed, 2006). 

Métodos de recuperación primaria y secundaria de 

hidrocarburos 

Recuperación primaria 

Durante la etapa primaria de producción de hidrocarburos ocurren fenómenos 

naturales tales como: fuerzas viscosas, fuerzas capilares y gravitacionales. Es decir, 

la producción de hidrocarburos ocurre bajo la presencia de la energía natural del 

yacimiento. Existen seis mecanismos de desplazamiento de fluidos en el 

yacimiento; se denomina recuperación primaria cuando en el yacimiento la 

producción de hidrocarburos se da por cualquier mecanismo de desplazamiento. 

Es importante mencionar que cada yacimiento es único e irrepetible; sin embargo, 

es posible clasificarlos con base en el tipo de mecanismo de empuje que presentan. 

 Expansión roca-fluido; 

 Expansión del gas disuelto; 

 Capa de gas; 

 Empuje por medio de un acuífero; 

 Segregación gravitacional; 

 Combinación de los mecanismos antes mencionados. 

Yacimientos que presentan un mecanismo de expansión roca-fluidos 

El yacimiento se encuentra en la región bajo saturada (presión de yacimiento > 

presión de burbuja). Es decir, solo existe aceite crudo y agua connata en el 

yacimiento. El aumento en volumen de los fluidos (expansión) y una disminución en 

el volumen poroso se encargan de desplazar al aceite y al agua fuera del medio 

poroso. Los fluidos y la roca se expanden debido a la disminución en la presión del 
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yacimiento; esto ocurre conforme se da la producción de aceite (Lake & Holstein, 

1952). 

La expansión roca-fluidos es considerada como el mecanismo menos eficiente en 

la producción de aceite; se cuenta con una eficiencia del 10% en la producción de 

aceite. Además, presenta una rápida declinación en la presión del yacimiento y una 

baja relación gas-aceite (Escobar, 2012). 

Yacimientos con expansión del gas disuelto 

Se da por medio de la liberación del gas en el aceite, lo que genera el 

desplazamiento de aceite hacia los pozos productores. La liberación de gas ocurre 

una vez que la presión del yacimiento sea menor que la presión de burbuja; los 

yacimientos de aceite volátil y aceite negro pueden presentar este tipo de 

mecanismo (Lake & Holstein, 1952).  

Las características principales de los yacimientos que presentan este tipo de 

mecanismo son (Clark, 1969):  

 Declinación rápida de la presión de yacimiento; 

 No existe producción de agua; 

 La relación gas-aceite aumenta rápidamente; 

 Su eficiencia en la recuperación de hidrocarburos se encuentra entre el 5% 

y el 10%. 

Yacimientos con presencia de capa de gas 

Al inicio de la exploración de yacimientos, suele pasar el descubrimiento de 

yacimientos de gas y condensado, gas húmedo o bien gas seco. La capa de gas 

que actúa como mecanismo de empuje se forma a partir de una capa inicial de gas. 

Es decir, primero ocurre la liberación de gas cuando la presión del yacimiento es 

menor que la presión de burbuja, el gas liberado se acumula en la parte superior de 

la zona productora generando una capa secundaria de gas la cual actúa como 

mecanismo de desplazamiento.  
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La eficiencia que tiene este mecanismo de desplazamiento depende del tamaño de 

la capa de gas, de la permeabilidad vertical y de la profundidad a la cual se 

encuentre la formación productora (Lake & Holstein, 1952).   

Las características principales de los yacimientos que presentan este tipo de 

mecanismo son (Clark, 1969):  

 La presión del yacimiento declina lentamente, debido a la expansión del gas; 

 No existe la producción de agua; 

 Alta relación gas-aceite; 

 Su eficiencia de recuperación de hidrocarburos es del 20% al 40%. 

Yacimientos con la presencia de un acuífero 

La entrada de agua al yacimiento es causada por la presencia de un acuífero 

asociado; conforme avanza el agua, se da el desplazamiento del aceite hacia la 

zona productora. La entrada de agua al medio poroso se debe a la disminución de 

la presión en la zona del aceite (Lake & Holstein, 1952). 

El volumen de agua que entra al yacimiento por unidad de caída de presión es 

proporcional al tamaño del acuífero (Lake & Holstein, 1952). 

Las características principales de los yacimientos que presentan este tipo de 

mecanismo son (Escobar, 2012):  

 Declinación gradual de la presión de yacimiento; 

 Alta relación agua-aceite; 

 Una constante relación gas-aceite; 

 Su eficiencia de recuperación de hidrocarburos está entre 35% y 70%. 

Yacimientos con segregación gravitacional 

El mecanismo de producción de este tipo de yacimientos se debe a la distribución 

de los fluidos mediante sus respectivas densidades (gas, aceite y agua). La fuerza 

de aceleración gravitacional se encarga de separar a los fluidos basados en sus 

densidades.  
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Este mecanismo es muy raro de encontrar en la gran mayoría de los yacimientos 

en todo el mundo, pero no todos suelen aprovechar al 100% este mecanismo (Lake 

& Holstein, 1952). 

El desplazamiento de aceite hacia la zona productora ocurre por medio de la 

formación de una capa secundaria de gas en la parte superior de la formación, la 

cual se encarga de desplazar al aceite. Esto ocurre por diferencia de densidades 

(Cole, 1961). 

Las características principales de los yacimientos que presentan este tipo de 

mecanismo son (Cole, 2012):  

 Yacimientos con espesores grandes y alta permeabilidad vertical de la 

formación favorece a la eficiencia de recuperación de hidrocarburos; 

 Baja relación gas-aceite en pozos localizados en la parte más baja del 

yacimiento, y una alta relación gas-aceite cuando los pozos se localizan en 

la parte superior del yacimiento. La conservación de la capa de gas es 

importante para poder mantener el mecanismo, por lo que los pozos 

productores ubicados en la parte baja del yacimiento tienen una mejor 

eficiencia en la recuperación de aceite;  

 El fluido contenido en el yacimiento generalmente debe tener una viscosidad 

intermedia a baja; 

 Su eficiencia de recuperación de hidrocarburos está entre 40% y 80%. 

Yacimientos de empuje combinado 

Se le conoce a un yacimiento cuando presenta más de dos diferentes tipos de 

mecanismos de desplazamiento de fluidos. Algunas combinaciones de los 

diferentes mecanismos pueden ser: 1) gas disuelto y empuje por medio de un 

acuífero, 2) gas disuelto, capa de gas y empuje por medio de un acuífero, 3) empuje 

por agua y gas disuelto, etcétera (Cole, 2012). 

Las características principales de los yacimientos que presentan este tipo de 

mecanismo son (Cole, 2012):  
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 Declinación rápida de la presión de yacimiento; 

 Entrada lenta de agua al yacimiento; 

 Alta relación gas-aceite solo cuando los pozos productores se encuentran en 

la parte más alta del yacimiento. 

Recuperación secundaria 

La recuperación secundaria de hidrocarburos hace referencia a una segunda etapa 

de producción, la cual previamente ha tenido una recuperación primaria. Es decir, 

una vez que el yacimiento agote gran parte de su energía natural, se inyectan fluidos 

inmiscibles para lograr que en el yacimiento se tenga un aporte externo de energía 

con el fin de desplazar al aceite remanente que ha quedado en el medio poroso 

(París, 2001). 

La recuperación secundaria busca incrementar la producción de hidrocarburos 

mediante la inyección de fluidos inmiscibles (agua o gas). 

La inyección de agua se ha considerado como el método de recuperación 

secundaria más usado en el mundo debido al aumento en el factor de recuperación 

de hidrocarburos. Para París (2001) señala que el factor de recuperación después 

de la inyección de agua ronda entre el 30% y el 50%. 

La tabla A.1.1 muestra las principales características de implementar una inyección 

de agua en medios porosos. 
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Tabla A.1. 1: Características generales de la inyección de agua como método de recuperación 

secundaria.  

Tipo de inyección Características Ventajas Desventajas 

Inyección periférica o 

externa 

La inyección se realiza 

en el acuífero. 

 

No se requiere de una 

buena descripción del 

yacimiento. 

Se requieren pocos 

pozos, no es necesario 

perforar más pozos. 

 

Se pueden usar pozos 

productores invadidos 

por agua como 

inyectores. 

 

Alta recuperación de 

crudo y mínima 

producción de agua. 

Un cierto volumen de agua 

inyectada no se utiliza para 

el desplazamiento de 

aceite. 

 

No se tiene un buen 

seguimiento del frente de 

invasión de agua en el 

yacimiento. 

 

La recuperación de aceite 

es a largo plazo. 

Inyección en arreglos o 

dispersa 

Se emplea en 

yacimientos con poco 

buzamiento y con una 

gran área. 

 

Los pozos productores 

se suelen usar como 

inyectores a fin de tener 

un desplazamiento 

uniforme en el 

yacimiento. 

Se tiene un buen control 

en el frente de invasión 

de agua en el 

yacimiento. 

 

Alta eficiencia de 

barrido. 

 

La recuperación de 

aceite se da a un corto 

plazo. 

Requiere de una mayor 

inversión, debido al número 

de pozos inyectores. 

 

Requiere una amplia 

descripción del yacimiento 

Requiere de un mayor 

seguimiento y control. 

La tabla A.1.2 muestra las principales características de la inyección de gas como 

método de recuperación secundaria. 
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Tabla A.1. 2: Características generales de la inyección de gas natural como método de 

recuperación secundaria.  

Tipo de inyección Características Ventajas Desventajas 

Inyección externa El gas se inyecta en la 

zona donde se 

encuentra la capa de 

gas. 

 

Se aplican en 

yacimientos con alto 

relieve estructural (para 

que el gas desplace al 

aceite) y con 

permeabilidades 

verticales mayores a 

200 [mD]. 

 

Se busca la manera 

para que los pozos de 

inyección logren obtener 

beneficios del 

desplazamiento de 

fluidos por la gravedad. 

Presentan una buena 

eficiencia de barrido 

areal. 

 

Se obtienen beneficios 

por acciones de la 

gravedad (favorece a la 

producción de aceite). 

 

Requiere que el 

yacimiento tenga una 

alta permeabilidad. 

 

Se debe controlar la 

producción de gas libre 

en la zona de aceite. 

 

Generalmente, las 

barreras de lutitas son 

un impedimento para la 

inyección de gas. 

Inyección interna o 

dispersa 

Aplica para yacimientos 

homogéneos y con poco 

buzamiento. 

 

Generalmente, se aplica 

en yacimientos con 

empuje por gas en 

solución para que no se 

genere una capa de gas 

secundaria. 

 

La permeabilidad relativa 

del gas debe ser baja. 

Es posible situar el gas 

inyectado en las zonas 

más apropiadas. 

 

La cantidad de gas 

inyectado se controla 

con su producción e 

inyección 

La eficiencia del factor 

de recuperación es baja. 

 

La eficiencia de barrido 

es menor a comparación 

con la inyección de gas 

externa. 

La cantidad de pozos de 

inyección requeridos 

aumenta el costo de 

operación. 
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Curvas de presión vs tiempo de inyección de fluidos 

durante las pruebas de desplazamiento 

A continuación, se presentan las figuras correspondientes a las historias de presión 

generados durante las pruebas de desplazamiento, dichos historiales de presión 

fueron usados para determinar la permeabilidad absoluta y permeabilidad efectiva 

de la muestra de roca.  

Primera prueba de desplazamiento 

Primera inyección de agua destilada para la determinación de la permeabilidad 

absoluta y porosidad efectiva de la muestra de roca. 

 

Figura A.1. 1: Curva de los valores de presión correspondientes a la primera inyección de agua 

destilada. 

Segunda inyección con aceite sintético para determinar la permeabilidad efectiva al 

aceite sintético. 
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Figura A.1. 2: Curva de los valores de presión correspondientes a la segunda inyección de aceite 

sintético. 

Tercera inyección con agua destilada para obtener el valor de permeabilidad 

efectiva al agua destilada en función de saturación residual de aceite sintético. 

 

Figura A.1. 3: Curva del historial de presión al momento de la tercera inyección de agua destilada. 

Cuarta inyección de fluidos, agua destilada con tensoactivo (NFE). De igual manera, 

dichos valores de presión sirvieron para el cálculo de la permeabilidad efectiva al 

agua con NFE. 
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Figura A.1. 4: Curva del historial de presión al momento de la cuarta inyección con agua destilada 

con NFE. 

 

Segunda prueba de desplazamiento 

Se muestra a continuación una curva de presión cuando se tiene inyección de agua 

destilada en la muestra de roca. Esto sirvió para el cálculo de permeabilidad 

absoluta y porosidad efectiva. 

 

 

Figura A.1. 5: Historial de presión durante la inyección de agua destilada. 
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Segunda inyección de fluidos con aceite, los valores de presión se usaron para 

determinar la permeabilidad efectiva de aceite. 

 

Figura A.1. 6: Historial de presión durante la inyección de aceite sintético. 

Tercera inyección con agua destilada para obtener el valor de permeabilidad 

efectiva del agua destilada en función de saturación residual de aceite. 

 

Figura A.1. 7: Historial de presión generado a lo largo de la tercera inyección con agua destilada 

para llegar a condiciones de saturación residual de aceite. 
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Cuarta inyección de fluidos, agua destilada con tensoactivo (NFE) y nanopartículas 

de óxido de aluminio. De igual manera, dichos valores de presión sirvieron para el 

cálculo de la permeabilidad efectiva del agua con NFE y Al2O3. 

 

Figura A.1. 8: Histórico de presión en la inyección de agua destilada + NFE + Al2O3. 

Anexo 2 

Descripción de la hoja de cálculo Excel para determinar las 

curvas de permeabilidad relativa agua-aceite. 

Como fue señalado en el trabajo presentado por Gómora et. al (2022). La manera 

que se debe de realizar las curvas de Kr en Excel. A partir de su trabajo presentado 

fue posible realizar las curvas de Kr para esta tesis.  

Excel es una hoja de cálculo que permite el manejo de grandes cantidades de datos 

para realizar cualesquiera tareas, por ejemplo, gráficos, tablas dinámicas, diseños 

de materiales, etcétera. La hoja de cálculo permite trabajar con distintos datos, por 

ejemplo, números, texto o fórmulas, etcétera. Excel permite ordenar y filtrar datos 

conforme a las necesidades del usuario, ya sea por tablas o gráficos generados 

mediante operaciones aritméticas de los mismos datos.  
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Las curvas de permeabilidad relativa mostradas en el capítulo de resultados y 

discusiones fueron generadas con el uso de Excel. Fue necesario crear un libro para 

cada prueba de desplazamiento y cada libro contiene 3 hojas (datos medidos, datos 

Kr y curva Kr) en cada hoja se vació y organizó toda la información procedente de 

las pruebas de desplazamiento realizadas. En la figura A.2.1 se muestra el libro de 

Excel utilizado para la construcción de las curvas.  

 

Figura A.2. 1: Datos iniciales y medidos para la construcción de las curvas Kr. 

 

Datos medidos 

En este apartado, se colocan, primero, los datos de identificación de la muestra, 

variables a la cual se trabajó, variables medidas de la muestra de roca, y las 

variables de interés que son los primeros cálculos para la construcción de las curvas 

Kr por el método de JBM, con la ponderación de los volúmenes desplazados de 

agua y aceite. 

Dentro de la misma hoja de Excel se registraron las presiones con respecto al 

tiempo correspondientes a cada una de las inyecciones realizadas. Es decir, se 

registró el tiempo y la presión al momento de la inyección, y se determinó la 
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diferencia de presión (entre la presión registrada y su inmediata anterior), con base 

en la diferencia de presión se determinó el momento en el que la presión del sistema 

estaba estable por medio de una gráfica de presión vs tiempo. 

Dentro de la misma hoja se encuentran calculadas la permeabilidad absoluta de la 

roca, la permeabilidad efectiva al aceite sintético y la permeabilidad efectiva al agua 

destilada correspondiente a los volúmenes porosos inyectados y se determina una 

diferencia de presión promedio que representa a la presión promedio registrada 

durante la determinación de las propiedades petrofísicas. 

Datos Kr 

La hoja de datos Kr resume los valores de presión registrados a partir de la 

identificación del punto de ruptura de aceite y agua. Es decir, a la primera gota de 

agua producida se empezó con la cuantificación de los volúmenes de los fluidos en 

probetas de 5 [mL] y una de 20 [mL]. Y se deben de registrar la presión promedio 

por cada probeta registrada junto con la cuantificación de los volúmenes de los 

fluidos. 

 

Figura A.2. 2: Datos de presiones y volúmenes obtenidos de las pruebas de desplazamiento. 

Curva Kr 

Por último, tenemos a la hoja de “Curva Kr”, en dicha hoja se presentan las curvas 

de permeabilidad relativa para los fluidos agua-aceite. Se presentan las fórmulas 
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correspondientes al método JBM para la construcción de las curvas de 

permeabilidad relativa. En la misma hoja se presenta una tabla que resume por cada 

probeta los siguientes datos: delta de presión en [psi], el volumen de agua en [cm3], 

el volumen de agua acumulado en [cm3], el volumen de aceite en [cm3], el volumen 

de aceite acumulado en [cm3], el volumen acumulado de aceite en [cm3], el volumen 

total de fluidos en la probeta en [cm3], el volumen total de acumulado de fluidos en 

[cm3], los volúmenes porosos de agua inyectada en [cm3], el flujo fraccional de agua 

a la salida, fwL, la saturación de agua promedio, Sw, la saturación de agua a la salida 

SwL, el flujo fraccional a la salida, fwL, el cociente de permeabilidades, la inyectividad 

relativa, Ir, el inverso de la inyectividad relativa, el inverso de los volúmenes porosos 

de agua inyectada, la derivada lineal, la derivada polinómica, la permeabilidad 

relativa por ajuste lineal de agua y aceite, la permeabilidad relativa por ajuste 

polinómico de agua y aceite.  Además, se encuentran dos figuras, la primera 

corresponde a un ajuste lineal de 1/Qwi vs 1/Qwi Ir, en la segunda figura es un ajuste 

polinómico de las mismas variables. Dichas figuras sirvieron para obtener la 

derivada lineal y polinómica, dichas derivadas se usaron en la construcción de las 

curvas Kr. En la figura siguiente se observa una imagen de la hoja “Curva Kr”. 

 

Figura A.2. 3: Curvas de permeabilidad relativa al agua y al aceite. 
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