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RESUMEN 
 

En el siguiente trabajo se desarrolla el método de recuperación mejorada, comenzando con el 

proceso de inyección de agua, sobre una Berea Sandstone, aplicando la teoría del 

desplazamiento lineal, para evaluar cuánto petróleo se puede recuperar, y se concluye sobre el 

comportamiento esperado de la inyección de polímero realizada sobre la misma Berea, al 

alcanzar la saturación de petróleo irreductible, a partir del estudio propuesto por Heesong Koh, 

en su disertación (2015). 

Se logra lo propuesto para la inyección de agua por medio de la utilización de las propiedades 

características de la muestra, de los fluidos empleados y de los ensayos realizados. Elaborando 

las curvas de permeabilidad relativa, a partir del método analítico González-Prado, la curva de 

flujo fraccional y ecuación de avance frontal se llega a la cantidad de petróleo recuperado. Y 

como corolario de esto se presentan los gráficos del avance del frente de invasión de la 

inyección de agua y de la cantidad de petróleo recuperado.  

Para la inyección de polímero, al contar únicamente con una medición inicial y otra final, se 

tomará como referencia para el análisis el estudio propuesto por Heesong Koh, en el cual, en 

uno de los ensayos realizados, analiza la recuperación de petróleo sobre un mismo plug luego 

de una inyección de agua, y, posteriormente, analiza una inyección de agua seguida 

inmediatamente por una inyección de polímero, siendo este último un ensayo de características 

análogas al ensayo estudiado en el presente trabajo. 
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ABSTRACT 

 

In the following work, the enhanced recovery method is developed, beginning with the water 

injection process, on a Berea Sandstone, applying the linear displacement theory, to evaluate 

how much oil can be recovered, and it is concluded about the expected behavior of the injection 

of polymer on the same Berea, upon reaching irreducible oil saturation, from the study 

proposed by Heesong Koh, in his dissertation (2015). 

The proposal is achieved through the use of the characteristic properties of the sample, the 

fluids used and the experiments that were carried out. Elaborating the curves of relative 

permeability, using the Gonzalez-Prado method, the curve of fractional flow and frontal 

advance equation, arrives at the amount of oil recovered. To sum up, are show the graphs of 

the advance of the invasion front of the injection of water made and the amount of oil 

recovered. 

For polymer injection, as there is only one initial and one final measurement, the study 

proposed by Heesong Koh will be taken as a reference for the analysis, in which, in one of the 

tests carried out, he analyzes the recovery of oil on the same plug after a water injection, and 

then, he analyzes the recovery of oil after a water injection followed immediately by a polymer 

injection, this last test is the one with similar characteristics to the test studied in this work. 
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1.INTRODUCCIÓN 
 

En el desarrollo hidrocarburífero de yacimientos convencionales generalmente se empieza con 

la recuperación primaria donde se utiliza la energía inicial del reservorio, y cuando esta energía 

no es suficiente o no es económicamente rentable su producción se procede a inyectar gas o 

agua pasando así a la recuperación secundaria. Una vez que se ha recuperado el petróleo por 

métodos primarios y/o secundarios, se busca utilizar nuevas tecnologías para continuar con la 

extracción de petróleo residual. Para lo cual se recurre a la implementación de técnicas de 

recuperación terciaria (EOR) para poder recuperar el petróleo residual pero su aplicación se ve 

limitada por la rentabilidad que se requiere para su explotación comercial. 

Para la extracción de petróleo mediante la recuperación secundaria, se utilizan pozos inyectores, 

los cuales se colocan según arreglos predeterminados de pozos, el más utilizado era el arreglo 

de cinco pozos, aunque en la actualidad con el avance de la tecnología se utilizan los pozos 

adyacentes disponibles como inyectores [1].  

 

 

Figura 1.1: Esquema del desplazamiento de petróleo por agua 

en los canales de flujo (Según Clark) [1] 

 

En la Figura 1.1 se puede observar que la inyección de agua ayuda a la producción de petróleo, 

ya que lo desplaza y va tomando el lugar que éste ocupaba.  

Los métodos EOR basados en la utilización de polímeros tienen como objetivo modificar la 

viscosidad del agua y así mejorar la relación de movilidad, viéndose esta favorecida para la 

recuperación del petróleo remanente. 
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2.GENERALIDADES 

 
2.1 Introducción 

En este capítulo se presentarán algunos conceptos, tanto de propiedades de los medios porosos 

como nociones asociadas al proceso de inyección, cuyo entendimiento es imprescindible para 

el desarrollo del trabajo. 

 

2.2 Permeabilidad  

La permeabilidad (k) es la capacidad del medio poroso para dejar pasar los fluidos a través de 

él. Matemáticamente se expresa por la ley de Darcy y es una medida del grado y tamaño en que 

los espacios porosos están interconectados [2].  

 

2.2.1 Permeabilidad Absoluta  

La permeabilidad absoluta (kabs) es medida de la conductividad cuando el medio está saturado 

únicamente por un fluido monofásico. 

 

2.2.2 Permeabilidad Efectiva 

Se define como la capacidad que tiene la roca para permitir el movimiento de un fluido cuando 

la saturación de éste sea menor que el 100%. Esta propiedad se designa como ko, kw y kg, que 

representan la permeabilidad efectiva al petróleo, al agua y al gas respectivamente.  

La permeabilidad efectiva de cualquier fluido del yacimiento depende de la saturación y de las 

características humectantes de la formación [2]. 

 

2.2.3 Permeabilidad Relativa  

Cuando dos o más fluidos fluyen al mismo tiempo en el medio poroso, la permeabilidad relativa 

de cada fase a una específica saturación equivale a la razón entre la permeabilidad efectiva de 

dicha fase y la permeabilidad absoluta, es decir: 

 

𝑘𝑟𝑜 =
𝑘𝑜

𝑘
, (2.1) Permeabilidad relativa al petróleo 

𝑘𝑟𝑤 =
𝑘𝑤

𝑘
, (2.2) Permeabilidad relativa al agua 

𝑘𝑟𝑔 =
𝑘𝑔

𝑘
, (2.3) Permeabilidad relativa al gas 
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donde kro, krw y krg son las permeabilidades relativas al petróleo, al agua y al gas 

respectivamente, k, la permeabilidad absoluta, ko, la permeabilidad efectiva al petróleo a una 

determinada saturación de petróleo; kw, la permeabilidad efectiva al agua a una determinada 

saturación de agua; y kg, la permeabilidad efectiva al gas a una determinada saturación de gas 

[2].  

 

 

Figura 2.1: Comportamiento típico de las permeabilidades relativas en un sistema agua-petróleo 

[3]. 

 

2.3 Ley de Darcy 

En 1856 Darcy investigó el flujo de agua a través de filtros de arena para purificación de agua, 

arribando, como resultado de sus interpretaciones, a la ecuación: 

 

𝑄 = 𝑘𝐴
ℎ1−ℎ2

𝐿
, (2.4) Ley de Darcy 

 

Donde Q representa la tasa de volumen de agua descendiendo a través de un sandpack cilíndrico 

de área transversal A y longitud L, con h1 y h2 las alturas del manómetro colocado en la cara de 
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entrada y en la cara de salida del sandpack. La constante de proporcionalidad que se encontró 

es k, conductividad hidráulica, una característica del sandpack. 

Investigaciones posteriores sobre la Ley de Darcy, encontraron que ésta podía ser extendida a 

otros fluidos y a flujos inclinados. La forma generalizada de la Ley de Darcy, como se presenta 

en API Code 27, es: 

 

𝑣𝑠 =  −
к

𝜇
(

𝑑𝑃

𝑑𝑠
 

𝜌𝑔

1.0133
 

𝑑𝑧

𝑑𝑠
× 10−6) (2.5) Ley de Darcy 

 

s = distancia en la dirección del flujo, siempre es positivo [cm], 

vs = velocidad aparente de Darcy, es igual al volumen de flujo a través de una unidad del área 

del medio poroso, en unidad de tiempo a lo largo del camino de flujo en la dirección s, [cm/s], 

z = coordenada vertical, considerada positiva hacia abajo, [cm], 

ρ = densidad del fluido, [g/cm3], 

g = aceleración de la gravedad, 980.665 [cm/s2], 

dP/ds = gradiente de presión a lo largo de s en el punto al que refiere v [atm/cm], 

μ = viscosidad del fluido, [cP], 

к = permeabilidad del medio, [Darcys]. 

 

Esta forma generalizada, puede simplificarse, para un Flujo Horizontal, en Régimen 

Estacionario, tasa de flujo uniformemente distribuida sobre la cara de entrada, medio saturado 

al 100% por un fluido incompresible, como la ecuación que se presenta a continuación: 

 

𝑣𝑥 =
𝑞

𝐴
= −

к

𝜇

𝑑𝑃

𝑑𝑥
, (2.6) Ley de Darcy para Flujo Horizontal [4]. 

 

2.4 Saturación  

Para estimar la cantidad de hidrocarburo presente en un yacimiento, es necesario determinar la 

fracción del volumen poroso ocupado por cada uno de los fluidos presentes. Esta fracción es 

precisamente lo que se denomina saturación del fluido. Matemáticamente, esta propiedad se 

expresa por la siguiente relación: 

 

𝑆𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 =
𝑣𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑓𝑙𝑢í𝑑𝑜

𝑣𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑝𝑜𝑟𝑜𝑠𝑜
, (2.7) Saturación del fluido [2]. 
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Es decir, la saturación se define como la fracción, o el porcentaje, del volumen poral ocupado 

por un fluido en particular (petróleo, gas o agua).  

Por definición, la suma de las saturaciones de los distintos fluidos presentes en un medio poroso, 

equivale al 100%, por lo cual: 

 

Sg + So + Sw =1, (2.8) 

 

Si se considera que la cantidad de gas presente en la muestra es despreciable,  

 

So + Sw =1 (2.9) [2]. 

 

2.4.1 Saturación de Petróleo Residual, Sor 

Durante el proceso de desplazamiento del petróleo crudo por medio poroso por inyección de 

agua o gas, habrá petróleo que no logró ser desplazado, y puede ser caracterizado 

cuantitativamente por un valor de saturación mayor a la saturación de petróleo crítica 

(saturación por encima de la cual la fase de petróleo comienza a fluir). Este valor de saturación 

se denomina Saturación de Petróleo Residual, Sor 
[2]. 

 

2.4.2 Saturación de Agua Crítica, Swc 

La Saturación de Agua Crítica se define como la saturación de agua máxima a la cual la fase de 

agua permanecerá inamovible [2]. 

 

2.5 Fuerzas Capilares 

2.5.1 Tensión Interfacial y Tensión Superficial 

Es una propiedad de la interfaz entre dos fases inmiscibles. Cuando ambas fases son líquidas se 

denomina tensión interfacial cuando una de las fases es el gas se denomina tensión superficial. 

La tensión interfacial se produce porque una molécula cerca de una interfaz tiene interacciones 

moleculares diferentes de una molécula equivalente dentro del fluido estándar [5].  

La tensión superficial es la energía libre superficial que existe entre un líquido y el gas. La tensión 

superficial puede observarse como un menisco curvado en un tubo pequeño con el líquido. Esta 

barrera de energía impide que un líquido (como el agua) se mezcle espontáneamente con el gas [6] 
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2.5.2 Humectabilidad  

Se conoce con el nombre de humectabilidad a la tendencia de un fluido a adherirse a una 

superficie sólida en presencia de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la mayor área de 

contacto posible [3]. 

La humectabilidad es una propiedad importante, ya que afecta el comportamiento capilar y de 

desplazamiento de las rocas, pues debido a las fuerzas de atracción, la fase humectante tiende 

a ocupar los poros más pequeños de la roca y la fase no humectante los poros más grandes. En 

el caso de yacimientos petrolíferos, la superficie sólida es la roca y los fluidos son: agua, gas y 

petróleo [2]. 

 

2.5.3 Presión Capilar 

Se define como la diferencia de presión a través de la interfase que separa dos fluidos 

inmiscibles, uno de los cuales moja preferencialmente la roca. Si se toma positiva entonces es 

la presión de la fase no mojante menos la presión de la fase mojante, es decir: 

𝑃𝑐 = 𝑝𝑛𝑚 − 𝑝𝑚, (2.10) Presión Capilar. 

Donde: “m”, es la fase mojante y “nm”, es la fase no mojante [1]. 

 

2.6 Tipos de desplazamientos inmiscibles 

El petróleo no tiene habilidad para salir por sí mismo de los poros de la roca del yacimiento en 

los cuales se encuentra, más bien sale por el empuje de un fluido asociado al petróleo como el 

gas, o por la acumulación de otros fluidos como el agua. 

Este proceso, mediante el cual un fluido pasa a ocupar el lugar de otro en un medio poroso, se 

conoce como desplazamiento. 

Además del desplazamiento de petróleo por el efecto de un fluido en solución, el petróleo 

también puede ser recuperado por un desplazamiento similar al ocasionado por un pistón. 

Para que exista el desplazamiento es necesario que el fluido desplazante disponga de más 

energía que el desplazado. A medida que se inyecta el primero, se va formando un frente de 

separación y se comienza a distinguir dos zonas en el yacimiento: una no invadida, donde se va 

formando un banco de petróleo debido al petróleo que es desplazado hacia adelante. Detrás de 

ese banco se encuentra la zona invadida. 
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2.6.1 Tipos de desplazamiento 

En un medio poroso el desplazamiento de dos fluidos inmiscibles puede ser dos tipos: 

Desplazamiento pistón sin fuga: ocurre cuando el petróleo remanente en la zona invadida no 

tiene movilidad. En esta zona la saturación del fluido desplazante es máxima y la del petróleo 

es crítica. Cuando el fluido desplazante llega a los pozos productores, se dice que se ha 

producido la ruptura.  

Desplazamiento pistón con fuga: en este caso el petróleo remanente tiene cierta movilidad y 

ocurre flujo de dos fases en la zona invadida donde la saturación de petróleo es mayor que la 

residual. Cuando el fluido desplazante llega a los pozos productores se sigue produciendo 

cantidades variables de petróleo.  

 

 

Figura 2.2: Tipos de desplazamiento [1]. 

 

2.6.2 Mecanismos de desplazamiento 

El desplazamiento de un fluido por otro fluido es un proceso de flujo no continuo, debido a que 

las saturaciones de los fluidos cambian con el tiempo. Esto causa cambios en las 

permeabilidades relativas, en las presiones y en las viscosidades de las fases. 

El mecanismo de desplazamiento de una inyección de agua en un yacimiento homogéneo, se 

puede presentar en cuatro etapas: 

1. Condiciones iniciales antes de la invasión: consideremos un yacimiento homogéneo 

en el cual los fluidos se mueven horizontalmente. Supongamos que a través del 

yacimiento las saturaciones son constantes y que, al momento de iniciarse la 

inyección de agua, nos encontramos con un yacimiento que ha sido producido por 

agotamiento natural durante la primera fase de su producción primaria.  

La invasión a un determinado tiempo: el comienzo de la inyección de agua está 

acompañado por un aumento de la presión del yacimiento, que es mayor alrededor 
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de los pozos inyectores y declina hacia los pozos productores. A medida que 

continúa la inyección de agua, parte del petróleo se desplaza hacia adelante para 

formar un banco de petróleo. Detrás del banco de petróleo se forma el banco de 

agua, donde únicamente están presentes el agua inyectada y el petróleo residual.  

2. Llene: periodo en el cual se inyecta agua, se produce el desplazamiento del banco 

de petróleo, que dura hasta que el frente de avance del agua está por llegar al pozo 

productor. 

3. Ruptura: la ruptura del frente se observa cuando el agua inyectada llega al pozo 

productor. 

4. Posterior a la ruptura: la producción de agua aumenta a expensas de la producción 

de petróleo. El recobro gradual del petróleo detrás del frente se obtiene solamente 

con la circulación de grandes volúmenes de agua. Durante esta fase final de 

inyección, el área barrida aumentará y esto puede proveer suficiente producción de 

petróleo para justificar la continuación de la inyección. El proceso finalizará cuando 

no sea económico [1]. 

 

2.7 Flujo Fraccional 

2.7.1 Teoría de desplazamiento (Teoría de Buckley y Leverett) 

La Teoría de Buckley y Leverett fue introducida en el 1941 para estudiar el desplazamiento de 

un fluido humectante por otro no humectante, o viceversa. Su desarrollo se basa en el concepto 

de permeabilidades relativas y en la idea de un desplazamiento de pistón con fugas, es decir, 

que algo de petróleo queda detrás del frente de invasión. 

Esta teoría aplica a un sistema con las siguientes características: 

● Desplazamiento tipo pistón con fugas, 

● Flujo lineal y continuo de dos fases inmiscibles, 

● Formación homogénea, 

● Saturación de agua connata constante a lo largo del medio poroso, 

● Tasa de inyección y área perpendicular al flujo, constantes, 

● Presión y temperatura constantes,  

● Formación saturada con agua connata y petróleo. 

 

Para la deducción de la Ecuación 2.11 [1], además, se consideró el desplazamiento de petróleo 

por agua, en un sistema humectado preferencialmente por agua. 
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𝑓𝑤 =
𝑞𝑤

𝑞𝑡
=

1+
𝜅𝑜𝐴

𝑞𝑡𝜇𝑜
(

𝜕𝑃𝑐
𝜕𝑥

−𝐶△𝜌𝑔𝑠𝑒𝑛𝛼)

1+
𝜅𝑜𝜇𝑤
𝜅𝑤𝜇𝑜

 , (2.11) Flujo fraccional de agua, fw. 

 
Si la roca fuese preferencialmente mojada por petróleo, se define la presión capilar como  

Pc = pw – po, cambiando el signo de su derivada parcial en la dirección del flujo, ∂Pc/∂x y por 

lo tanto la ecuación del flujo fraccional resultaría: 

 

𝑓𝑤 =
𝑞𝑤

𝑞𝑡
=

1−
𝜅𝑜𝐴

𝑞𝑡𝜇𝑜
(

𝜕𝑃𝑐
𝜕𝑥

+𝐶△𝜌𝑔𝑠𝑒𝑛𝛼)

1+
𝜅𝑜𝜇𝑤
𝜅𝑤𝜇𝑜

, (2.12) Flujo fraccional de agua en roca humectada por 

petróleo. 

 

Donde: 

qt=qo+qw: tasa de inyección de fluidos [cm3/s], 

qo: tasa de flujo de petróleo [cm3/s], 

qw: tasa de flujo de agua [cm3/s], 

кw: permeabilidad efectiva al agua [Darcy], 

кo: permeabilidad efectiva al petróleo [Darcy], 

μo: viscosidad del petróleo [cP], 

μw: viscosidad del agua [cP], 

A: área total del medio poroso perpendicular al flujo [cm2], 

α: ángulo de inclinación del medio, medido desde la horizontal hacia la dirección del flujo, en 

sentido contrario al de las agujas del reloj [grados], 

Δρ = ρw - ρo: diferencia de densidades de los fluidos (arena mojada por agua), [g/cm3]. 

g: aceleración de la gravedad, 980.665 [cm/s2], 

C: factor de conversión = 1/(1,0133x106) que permite expresar en unidades consistentes el 

término de gravedad y el término del gradiente, cuando las densidades de los fluidos se expresan 

en g/cm3. 

∂Pc/∂x = gradiente de presión capilar en la dirección del flujo [atm/cm]. 

 

2.7.2 Ecuación Simplificada 

El caso a considerar para el presente trabajo, es cuando el frente de invasión avanza en forma 

horizontal, a través de un medio horizontal, es decir, un medio poroso sin buzamiento. 

Entonces, en este caso, α=0, y además se considera que los efectos capilares son tan pequeños 
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que pueden despreciarse: ∂Pc/∂x → 0; esta consideración se debe al desconocimiento de la 

variación de la presión capilar a través del medio poroso. Como resultado se obtiene la 

denominada Fórmula Simplificada del Flujo Fraccional: 

 

𝑓𝑤 =
1

1+
𝑘𝑟𝑜
𝑘𝑟𝑤

𝜇𝑤
𝜇𝑜

 o,  𝑓𝑤 =
1

1+
𝑘𝑜
𝑘𝑤

𝜇𝑤
𝜇𝑜

, (2.13) Flujo fraccional simplificado 

 

2.7.3 Curva típica de flujo fraccional 

Para la obtención de conclusiones, es sustancial comprender el modelo de la curva típica de 

flujo fraccional, a la que se busca arribar con los resultados del ensayo.  

Cuando la tasa total de flujo es constante, y si se supone que el desplazamiento de petróleo se 

lleva a cabo a temperatura constante, entonces las viscosidades del agua y del petróleo tienen 

un valor fijo y la ecuación simplificada del flujo fraccional es estrictamente una función de 

saturación de agua. Para valores típicos de permeabilidades relativas, como se presentan en la 

Figura 2.3, la curva de fw vs Sw, cuando se hace cero el gradiente de presión capilar en la 

Ecuación 2.12, tiene forma de S invertida, como se muestra en la Figura 2.4, con saturaciones 

límites entre Swc y (1-Sor), entre los cuales el flujo fraccional aumenta desde cero hasta uno. 

La curva de flujo fraccional será importante para el análisis del comportamiento del yacimiento 

durante la invasión de agua. 

 

 

Figura 2.3: Curvas de permeabilidades efectivas y relativas en función de Sw
 [1]. 
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Figura 2.4: Curva típica de flujo fraccional [1]. 

 

2.8 Movilidad  

Es la facilidad con la cual un fluido se mueve en la roca. Se calcula como la relación entre la 

permeabilidad efectiva de la roca a un fluido y la viscosidad de éste. 

Por ejemplo:  

 

𝜆𝑜 =
𝜅𝑜

𝜇𝑜
, 𝜆𝑤 =

𝜅𝑤

𝜇𝑤
, 𝜆𝑔 =

𝜅𝑔

𝜇𝑔
 , (2.14) Movilidades 

 

son las movilidades del petróleo, agua y gas, respectivamente [1]. 

 

2.8.1 Razón de Movilidad  

M la razón de movilidad, se define como la movilidad de la fase desplazante (agua o gas) 

dividida la movilidad de la fase desplazada (petróleo). 

Se toma por convención que si M es menor a 1 entonces la razón de movilidad es favorable y 

si M es mayor a 1 la razón de movilidad es desfavorable [3]. 

2.9 Ecuación de avance frontal o ecuación de velocidad del frente de invasión 

Buckley y Leverett presentaron la ecuación básica para describir el desplazamiento inmiscible 

en una sola dimensión. Si se considera que el agua está desplazando al petróleo, la ecuación 

determina la velocidad de avance de un plano de saturación de agua constante que se mueve a 

través de un sistema poroso lineal, en el cual se está inyectando un fluido a una tasa 𝑞𝑡. 

Aplicando la ley de Conservación de la Masa al flujo de fluidos (agua y petróleo) en la dirección 

x, a través del elemento de volumen 𝐴𝜙𝛥𝑥 de la formación, representado esquemáticamente se 

tiene: 
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Figura 2.5: Tasa másica de flujo a través de un elemento lineal de 

volumen 𝑨𝝓𝜟𝒙 [1]. 

 

Reemplazando e igualando varias ecuaciones se obtiene que: 

 

(
𝜕𝑆𝑤

𝜕𝑡
)

𝑥
= −

𝑞𝑡

𝐴𝜙
(

𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑥
)

𝑡
, (2.15) 

 

Esta ecuación da la saturación de agua como una función de tiempo en el punto x, dentro del 

sistema lineal. 

Como el flujo total es constante, el flujo fraccional no depende del tiempo, esto indica que: 

 

(
𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑆𝑤
)

𝑡,𝑆𝑤
= (

𝑑𝑓𝑤

𝑑𝑆𝑤
)

𝑆𝑤
, (2.16) 

 

Por consiguiente, se obtiene: 

 

𝜐𝑆𝑤 = (
𝑑𝑥

𝑑𝑡
)

𝑆𝑤
=

𝑞𝑡

𝐴𝜙
(

𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑆𝑤
)

𝑆𝑤
=

𝑞𝑡

𝐴𝜙
(

𝑑𝑓𝑤

𝑑𝑆𝑤
)

𝑆𝑤
, (2.17) 

 

La Ecuación 2.17 es la ecuación de la velocidad de un frente de saturación constante, la cual 

implica que, para una tasa constante de inyección de agua (𝑞𝑡), la velocidad de avance de un 

plano de saturación de agua constante es directamente proporcional a la derivada de la ecuación 

de flujo fraccional evaluada a esa saturación. Si se considera insignificante el gradiente de 

presión capilar entonces el flujo fraccional es estrictamente una función de la saturación de 

agua, indistintamente de si se incluye el término de gravedad: de allí, el uso de la diferencial 

total del flujo fraccional 𝑓𝑤, en la ecuación de velocidad. 
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En este caso, por cómo fue deducida la fórmula de la velocidad de avance del frente de invasión 

sólo se aplica a la zona situada detrás del frente que precisamente constituye la región de 

interés, puesto que delante del frente se supone que las saturaciones permanecen constantes [1]. 
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3. ENSAYO DE RECUPERACIÓN SECUNDARIA - Inyección de agua 
 

3.1 Introducción 

Con los datos brindados por el Laboratorio de Petrofísica* (CEPCom) de las propiedades 

petrofísicas y de ensayos de petrofísica básica realizados a una Berea se procedió a utilizarlos 

en diversos cálculos que se detallarán a continuación.  

Teniendo los datos de la permeabilidad absoluta, se calculó la saturación, los volúmenes netos 

de petróleo y los volúmenes de inyección de agua por VP (Volumen poral) para luego, 

utilizando el Método de González-Prado, (2016) [7], obtener las curvas de permeabilidad 

relativa a caudal de inyección constante. 

Se calculó la curva de flujo fraccional y con la ecuación de avance frontal se obtuvo la posición 

del frente de avance para los distintos tiempos y saturaciones. 

Se graficaron los resultados obtenidos de los cálculos de permeabilidad relativa y el avance del 

frente de invasión para una mejor visualización del comportamiento de la Berea. 

 

3.2 Análisis de los datos de ensayos disponibles 

Los resultados de los ensayos se disponen en la serie de tablas que se exponen a continuación. 

En la Tabla 3.1 se puede observar la caracterización de los principales parámetros de los fluidos 

que intervinieron en los ensayos, mientras que en la Tabla 3.2, se disponen los resultados de la 

petrofísica básica del plug estudiado: porosidad y permeabilidad al gas.  

 
Tabla 3.1: Propiedades de Fluidos                    Tabla 3.2: Petrofísica Básica 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

             

*: Laboratorio de Petrofísica (CEPCom), Departamento de Geología y Petróleo, Facultad de Ingeniería, Universidad Nacional del Comahue. 
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En la Tabla 3.3, se presentan los resultados de los ensayos fundamentales para la obtención de 

conclusiones: Swi, luego de la inyección de crudo hasta alcanzar la saturación residual de agua; 

Sor, luego de la inyección de salmuera hasta alcanzar la condición de petróleo crudo residual 

en el medio poroso, Petróleo Original In Situ (OOIP) y Petróleo Recuperado. 

 

Tabla 3.3: Resultados de los ensayos. 

 

 

Además, se cuenta con las mediciones directas del ensayo de la inyección de salmuera hasta 

alcanzar la condición de petróleo crudo residual en el medio poroso, como se dispone en la Tabla 

3.4, en la cual la presión es medida en la cara de entrada de la Berea. Del tratamiento de estos 

datos, y su análisis, se pueden obtener los primeros resultados del petróleo residual, de las 

saturaciones de fluidos y otros necesarios para las curvas que se estudiarán consecutivamente 

(Tabla 3.5). 
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Tabla 3.4: mediciones directas de la inyección de agua. 

 

 

La medición del peso del agua fue realizada para obtener el volumen de agua desplazada 

(Ecuación 3.1), que luego, en razón del tiempo se convertirá en el caudal de desplazamiento 

de agua (Ecuación 3.2) a través del medio poroso durante el ensayo. 

 

𝑉𝑎𝑔𝑢𝑎𝑖
=

𝑃𝑙𝑙𝑒𝑛𝑜−𝑃𝑣𝑎𝑐í𝑜

𝜌𝑎𝑔𝑢𝑎
+ (𝐸 × 𝑡) + 𝑉𝑎𝑔𝑢𝑎𝑖−1

, (3.1) Volumen de agua desplazada acumulada. 

 

Donde 

E: Evaporación del agua durante el tiempo de la medición, en [cm3/s] 

 

𝑞𝑡 =
𝑉𝑎𝑔𝑢𝑎𝑎

𝑡
× 60

𝑠

𝑚𝑖𝑛
, (3.2) Caudal total de bombeo de agua 

 

Donde 

qt: caudal total, [cm3/min] 

Vagua a: Volumen de agua acumulada, [cm3] 

t: tiempo [s] 
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Los datos que resultan de mayor interés obtener a partir de estas mediciones son el Agua 

Inyectada, en función del Volumen Poral, y el Petróleo Neto, para observar el comportamiento 

de ambos en el tiempo del ensayo. Un dato adicional, es llegar al Petróleo Recuperado, como 

porcentaje del Petróleo Original In Situ, para lograr una medida objetiva del éxito de la 

recuperación. 

 

𝑊𝑖𝑛𝑦 = 𝑉𝑎𝑔𝑢𝑎𝑎
𝑉𝑃,⁄  (3.3) Fracción de agua inyectada, Winy. 

 

Donde 

Winy: fracción de agua inyectada acumulada por unidad de volumen poral, [Volumen poral] 

Vagua a: Volumen de agua inyectada acumulada a través de la muestra, [cm3] 

VP: Volumen Poral de la muestra, [cm3] 

 

𝑂𝑖𝑙𝑛 = (𝑉𝑔 − 𝑉𝑜) − (𝑉𝑔𝑖 − 𝑉𝑜𝑖) (3.4) Petróleo Neto. 

 

Donde 

Vg: volumen de gas medido, [cm3] 

Vgi: volumen de gas inicial, [cm3] 

Vo: volumen de petróleo medido, [cm3] 

Voi: volumen de petróleo inicial, [cm3] 

 

𝑂𝑖𝑙𝑟 =
𝑂𝑖𝑙𝑛

𝑂𝑂𝐼𝑆
× 100%, (3.5) Petróleo Recuperado. 

 

Donde 

qt: caudal total, [cm3/min] 

Vagua a: Volumen de agua acumulada, [cm3] 

t: tiempo [s] 

 

Por último, con los conceptos introducidos en la Sección 2, se obtuvieron las saturaciones, que 

serán empleadas junto al resto de cálculos para obtener un acercamiento inicial al 

comportamiento del ensayo realizado. 

 

𝑆𝑤 = 𝑆𝑖𝑤 + (𝑉𝑎𝑔𝑢𝑎𝑎
𝑉𝑃),⁄  , (3.6) Saturación de agua, y 

1 = 𝑆𝑤 + 𝑆𝑜, (2.9) (tomada de la Sección 2) 
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Donde 

Sw: saturación de agua, [fracción] 

Siw: saturación de agua irreductible, [fracción] 

So: saturación de petróleo, [fracción] 

Vagua a: Volumen de agua inyectada acumulada a través de la muestra, [cm3] 

VP: Volumen Poral de la muestra, [cm3] 

Estas dos últimas ecuaciones surgen de considerar que la Sg tiende a 0 (cero).  

 

Tabla 3.5:  Cálculos y resultados del ensayo. 

 

Observación de la Tabla 3.5: Los valores iniciales medidos de volumen de gas y petróleo resultan en 

una recuperación de petróleo nula debido a la poca precisión de los instrumentos y del método de 

medición que limitan la medición de cantidades producidas menores. Las repercusiones que tienen 

esas mediciones sobre el cálculo posterior de permeabilidades fueron consideradas y corregidas. 

 

La obtención de los valores iniciales de saturación de agua y petróleo se realizó a partir de, en 

primer lugar, saturar la Berea con salmuera, asumiendo Saturación de salmuera en un 100%; a 

continuación, se inyectó petróleo en la Berea, llevándola a un estado de agua Irreductible de 

Swi=0.4067 ≈ 0.41, que se calculó como Swi = 1- (Agua barrida/VP de la muestra). Ese valor 

de saturación de agua irreductible, es el agua inicial de la muestra al comenzar el ensayo de 

recuperación secundaria. 
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De los cálculos presentados en la Tabla 3.5 resulta de interés observar los resultados finales 

arrojados por el ensayo, que se presentan a continuación, así como las representaciones 

siguientes del comportamiento de las variables analizadas. 

 

Tabla 3.6:  Resultados finales. 

 

En la Figura 3.1 se observa que el volumen de agua producida acumulada aumenta linealmente 

en el tiempo mientras el petróleo neto aumenta de manera lineal hasta 6000 segundos y luego 

aumenta a menor velocidad. 

 

 

 Figura 3.1: Gráfico Volumen acumulado vs tiempo.  

 

La Figura 3.2 se puede observar como la acumulación del petróleo neto aumenta 

superlativamente los primeros 10000 segundos y después sigue aumentando, pero a una 

velocidad muy inferior. 
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Figura 3.2: Evolución del Petróleo Neto en el tiempo. 

 

La Figura 3.3 muestra la evolución de la presión en el tiempo, observándose una disminución 

de la misma hasta que se estabiliza alrededor de 20 psi a partir de los 45000 segundos.  

 

 

 
Figura 3.3: Evolución de la presión de la Berea en el tiempo. 
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3.3 Ajuste de las curvas experimentales 

Antes de aplicar el Método de González-Prado para el cálculo de permeabilidad relativa se 

busca una expresión para el ajuste de los datos experimentales. Este método requiere que se 

realice un ajuste de las curvas experimentales del volumen de petróleo producido y de la 

presión para el desarrollo del método no estacionario. 

Los ajustes propuestos para las curvas experimentales de presión y de producción de petróleo 

son funciones exponenciales, con derivadas de primer orden conocidas y de crecimiento o 

decrecimiento monótono. Este ajuste representa el comportamiento de una muestra 

homogénea, en ausencia de movimiento de finos, con una relación favorable de movilidades, 

donde hacia el final del ensayo, la presión se hace constante y el caudal de petróleo producido 

se hace nulo [7]. 

 

3.3.1 Ajuste experimental para la curva de Presión 

 

Figura 3.4: Comportamiento de la presión en función del tiempo 

 

Para el cálculo de la curva anterior se grafican los datos (presión vs tiempo acumulado) 

tomados en el ensayo de inyección de agua a caudal constante, se traza una curva exponencial 

de interpolación, de esta curva se obtiene el valor de M y A (parámetros que ajustan la curva 

experimental). Luego se calcula la presión en la cara de entrada de la muestra con la Ecuación 

3.8 para posteriormente calcular el error entre la presión calculada y la presión obtenida del 

ensayo; aplicando mínimos cuadrados para reducir el error de la curva calculada se obtienen 

los nuevos índices M y A.   

 

𝑃(𝑡) = 𝑃 − (𝑃 − 𝑃𝑃𝑅)𝑒𝑥𝑝{−[(𝑡 − 𝑇𝑃𝑅)/𝐴]𝑀}  𝑡 ≥ 𝑇𝑃𝑅, (3.8) 
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Donde: 

P: presión final del ensayo cuando se ha dejado de producir petróleo. [psi] 

𝑃𝑃𝑅: presión de flujo en la cara de la muestra en el tiempo de ruptura. [psi] 

𝑇𝑃𝑅: es el tiempo cuando el frente de agua rompe la cara de salida de la muestra. [s] 

t: tiempo. [s] 

A y M parámetros para ajustar los valores experimentales. 

 
Tabla 3.7 Resultados de Ajuste 

 

En la Ecuación 3.8 la constante P representa la presión final del ensayo cuando se ha dejado 

de producir petróleo, PPR es la presión de flujo en la cara de entrada de la muestra en el tiempo 

de ruptura, TPR, el cual es el tiempo cuando rompe el frente de agua en la cara de salida de la 

muestra. El coeficiente A y el exponente M son los únicos valores necesarios para ajustar las 

mediciones experimentales.  

Con este ajuste, la variación de la presión con el tiempo, determinada por la derivada de la 

presión con respecto al tiempo, se representa con una curva suave y monótona como lo muestra 

la Figura 3.5. La expresión de dicha curva es sencilla de obtener y está dada por la ecuación 

(3.9) [7]. 

 

Figura 3.5: Ajuste de la variación de la presión con respecto al tiempo 
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𝑑𝑃(𝑡)

𝑑𝑡
= 𝑀𝑥

(𝑃−𝑃𝑃𝑅) 

𝐴
𝑥[(𝑡 − 𝑇𝑃𝑅)/𝐴]𝑀−1𝑥 𝑒𝑥𝑝{−[(𝑡 − 𝑇𝑃𝑅)/𝐴]𝑀}           𝑡 ≥ 𝑇𝑃𝑅, (3.9) 

 

Ajuste experimental para la curva de petróleo producido 

 

Tabla 3.8: Resultados de ajuste. 

 

  

 

Figura 3.6: Ajuste del volumen de petróleo en función del tiempo 

 

𝑉𝑃𝑒𝑡𝑟ó𝑙𝑒𝑜(𝑡) = 𝐶 − (𝐶 − 𝑉𝑃𝑅) 𝑥 𝑒𝑥𝑝{−[(𝑡 − 𝑇𝑃𝑅)/𝐵]𝑁}   𝑡 ≥ 𝑇𝑃𝑅, (3.10) 

 

Donde: 

𝑉𝑃𝑅 [𝑚𝑙] es el volumen de petróleo en el tiempo de ruptura. 

𝑇𝑃𝑅 [𝑠] es el tiempo cuando rompe el frente de agua en la cara de salida de la muestra. 

𝐶 volumen total del petróleo producido. 

𝐵 𝑦 𝑁 parámetros para ajustar los valores experimentales. 

t: tiempo. [s] 
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𝑑(𝑉𝑜𝑖𝑙(𝑡))

𝑑𝑡
= 𝑄𝑜𝑖𝑙(𝑡) = 𝑁𝑥

(𝐶−𝑉𝑃𝑅)

𝐵
𝑥 [

(𝑡−𝑇𝑃𝑅)

𝐵
]

𝑁−1

𝑥 𝑒𝑥𝑝 {− [
(𝑡−𝑇𝑃𝑅)

𝐵
]

𝑁

} 𝑡 ≥ 𝑇𝑃𝑅, (3.11) 

 

 

Figura 3.7: Ajuste del comportamiento del volumen de petróleo en función del tiempo. 

 

Realizando el ajuste determinado por la derivada del volumen con respecto al tiempo se obtiene 

el caudal de petróleo, se lo ve representado por una curva suave y monótona como se observa 

en la Figura 3.7.    

 

3.3.2 Obtención del Tiempo de Ruptura 

 

La metodología de trabajo propuesta por González - Prado, parte de los ajustes de la curva 

experimental obtenida para la presión y para el petróleo producido, ambos en función del 

tiempo, pero son aplicables solamente a partir del tiempo de ruptura, por lo que, en primer lugar, 

se debe obtener dicho valor, TPR. 

El tiempo de ruptura es el tiempo medido desde el comienzo del ensayo, hasta que el agua arriba 

a la cara de salida, alcanzando la ruptura del frente. Este tiempo puede lograrse a partir de la 

intersección del petróleo producido y el agua inyectada, ambos en función del tiempo, según la 

Figura 3.8 [7]. 
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Figura 3.8: Caudal de petróleo y caudal de agua vs Tiempo 

 

En el Anexo I, se adjunta el detalle de las correcciones realizadas sobre las mediciones 

experimentales, y el ajuste tomado para los datos del volumen de petróleo producido y de agua 

inyectada. 

Como resultado, el tiempo de ruptura obtenido fue: TPR = 3377,81 s. 

 

3.4 Determinación de Permeabilidades Relativas - Método González-Prado 

El desarrollo analítico de las curvas de permeabilidades relativas, conlleva un ejercicio 

matemático, capaz de ajustar el fenómeno físico, que normalmente requiere de experiencia en 

esta área para poder ajustar todos los coeficientes involucrados.   

El Método propuesto por González y Prado (2016), consiste en funciones de ajuste que logran 

un resultado concordante con los otros métodos empleados frecuentemente (Método de Jones 

y Roszelle, 1978, Henry Welge, 1952, entre otros), pero que requieren menor tiempo de cálculo, 

por lo tanto, este es el método que se utilizará para determinar las curvas de permeabilidades 

relativas. 

La estrategia desarrollada por los autores, consiste en el ajuste de las curvas experimentales de 

la variación temporal de la presión y el petróleo producido, con el fin de determinar las 

permeabilidades relativas bajo condiciones no estacionarias, considerando un caudal de agua 

inyectada constante. 

Las ecuaciones requeridas para determinar las permeabilidades, a partir de las presentadas por 

Jones y Roszelle (1978), se presentan en el Anexo II [7]. 
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Para la resolución de las ecuaciones, es necesario contar con los volúmenes del agua inyectada 

y su caudal (la derivada del volumen inyectado respecto del tiempo), conocer el volumen de 

petróleo producido en función del tiempo y su caudal, además de la presión y su variación con 

respecto al tiempo. Anteriormente se mostró como se realizaba el ajuste de las curvas que se 

van a utilizar.  

En la siguiente tabla se presentan los resultados de aplicar las ecuaciones a los datos que se 

tienen, llevan a las permeabilidades relativas que se quieren obtener. En el Anexo II se dispone 

la Tabla 3.9 con mayor detalle. 

  
Tabla 3.9: Resultado de los cálculos realizados para obtener las permeabilidades relativas. 

 

 

3.4.1 Determinación de las Permeabilidades Relativas 

En la Tabla 3.9 se presenta el total de los cálculos realizados para la obtención de la saturación 

en la cara de salida de la muestra, las permeabilidades relativas al agua y al petróleo en función 

de la saturación de agua y los datos que se utilizaron en los cálculos. En la Tabla 3.10 se resumen 

la saturación y las permeabilidades relativas al petróleo y al agua respectivamente, que se 

grafican en la Figura 3.9. 
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Tabla 3.10: Saturación y permeabilidades relativas. 
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Figura 3.9: Gráfico de permeabilidades relativas 

 

3.5 Determinación de la curva de Flujo Fraccional 

La teoría de desplazamiento, además de suponer flujo lineal y continuo de dos fases, también 

supone la formación homogénea, con una saturación de agua connata constante a lo largo del 

yacimiento, en este caso de la Berea, igualmente se consideran constante la tasa de inyección y 

el área perpendicular al flujo [1]. 

Tal como lo señalan Smith y Cobb (1992) se puede resumir que la ecuación de flujo fraccional 

es una relación importante, pues permite determinar las tasas de flujo de petróleo y agua en 

cualquier punto del sistema de flujo considerado [1]. 

En este caso se considera que la tasa total de flujo es constante, y como el desplazamiento de 

petróleo se lleva a cabo a temperatura constante, entonces las viscosidades del agua y del 

petróleo tienen un valor fijo y la ecuación simplificada del flujo fraccional es estrictamente 

función de saturación de agua.  

En la Tabla 3.11 se puede observar el valor del flujo fraccional que se calcula con la Ecuación 

3.14 para las distintas saturaciones de agua, para el cual se tuvo en cuenta   la relación de la 
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permeabilidad relativa al petróleo con la permeabilidad relativa al agua lo que se refleja en la 

Ecuación 3.12, y se obtuvo la Ecuación 3.13. 

 

𝑘𝑜

𝑘𝑤
= 𝑎𝑒−𝑏𝑆𝑤  (3.12) 

𝑘𝑜

𝑘𝑤
= 3,6137𝑥109𝑒−32,9965𝑆𝑤 (3.13) 

𝑓𝑤 =
1

1+3,6137𝑥109𝑒−32,9965𝑆𝑤(
𝜇𝑤
𝜇𝑜

)
 (3.14) 

 

Tabla 3.11: Flujo fraccional vs. Saturaciones. 

 

 

En la Figura 3.10 se puede observar que tiene la forma de una S invertida debido a la hipótesis 

de que el gradiente de presión capilar se hace cero, esto sería una consideración de un estado 

ideal. Ésta curva es de gran utilidad para predecir y analizar el comportamiento de yacimientos 

durante la invasión de agua. En este caso particular se puede observar que antes de la saturación 
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de agua 0,5184 ≈ 0,52 predomina el flujo de petróleo frente al flujo de agua y a partir de valores 

mayores esta relación se invierte. 

La forma de S invertida indica que luego de los ensayos realizados sobre la Berea la misma 

tiene un comportamiento de roca humectada al petróleo, ya que, comparada con una curva de 

una roca humectada por agua, la curva de flujo fraccional tiene un valor más alto a una cierta 

saturación de agua. Ver anexo II, humectabilidad de la roca. 

 

 

Figura 3.10: Gráfico de flujo fraccional vs Sw. 

 

La ecuación de flujo fraccional permite estudiar el efecto de varias variables del yacimiento 

sobre la eficiencia de los proyectos de inyección. Para tener una alta eficiencia de 

desplazamiento y, en consecuencia, una inyección más eficiente, se requiere que el flujo 

fraccional de agua en cualquier punto del yacimiento sea mínimo [1]. En el caso particular de 

esta Berea la inyección será más eficiente antes de alcanzar la saturación promedio de agua de 

0,52. 

Al derivarse la Ecuación 3.14 se obtiene la Ecuación 3.15. En la Figura 3.11 se puede observar 

que tiene un máximo a una cierta saturación, que es concordante con que la curva de flujo 

fraccional tiene un punto de inflexión. Esto ratifica lo mencionado anteriormente, ya que el 

valor máximo de la derivada del flujo en la saturación de agua de 0,52, indica que la inyección 

de agua será más eficiente desde una saturación de 0,41 hasta 0,52. 

 

𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑆𝑤
=

1,192394×1011𝑒−32,9965𝑆𝑤(
𝜇𝑤
𝜇𝑜

)

(1+3,6137𝑥109𝑒−32,9965𝑆𝑤(
𝜇𝑤
𝜇𝑜

))

2, (3.15) Derivada del Flujo Fraccional. 
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Figura 3.11: Gráfico de la derivada del flujo fraccional vs Sw. 

 

 

3.6 Determinación de la curva de Avance Frontal 

La Ecuación de Avance Frontal describe el desplazamiento inmiscible en una sola dimensión. 

Si se considera que el agua inyectada a caudal constante, desplaza al petróleo, la Ecuación 3.16 

determina la velocidad de avance de un plano de saturación de agua constante, que se mueve a 

través de un sistema lineal, 

 

𝜈𝑆𝑤
=

𝑑𝑥𝑆𝑤

𝑑𝑡
=

𝑞𝑡

𝐴∅
× (

𝑑𝑓𝑤

𝑑𝑆𝑤
)

𝑆𝑤

(3.16) Ecuación de Avance Frontal. 

 

Para tiempos T>TPR las posiciones del frente de saturación se determinan aplicando la ecuación 

de la velocidad del avance frontal, utilizando su forma tradicional (Ecuación 3.16).  

La derivada del flujo fraccional se obtiene a partir de sustituir los valores de saturación de agua 

en la Ecuación 3.15. Luego, evaluando la Ecuación 3.16 para cada derivada del flujo fraccional, 

en cierto tiempo t, se llega a los resultados que se pueden observar en la Tabla 3.12, y que se 

grafican más adelante, en la Figura 3.12. 
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Tabla 3.12: Posiciones del frente de saturación para tiempos mayores al tiempo de ruptura. 

 

 

Para tiempos T<TPR las posiciones del frente de saturación se determinan aplicando la ecuación 

de la velocidad del avance frontal, planteada como la razón entre la ecuación aplicada a un 

cierto tiempo t, y la ecuación aplicada al tiempo de ruptura, Ecuación 3.17.  

 

𝑥𝑆𝑤
= 𝐿 ×

𝑡×(
𝑑𝑓𝑤
𝑑𝑆𝑤

)
𝑆𝑤

𝑡𝑏𝑡×(
𝑑𝑓𝑤𝑓

𝑑𝑆𝑤𝑓
)

𝑆𝑤

, (3.17) Distribución de la saturación a diferentes tiempos [1]. 

 

El numerador de la razón, es determinado por la expresión analítica de la derivada del flujo 

fraccional, presentada en la Ecuación 3.15, para las distintas saturaciones, a un cierto t, y el 

denominador, es la derivada del flujo fraccional con respecto a la saturación en el frente, que 
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equivale al punto en el cual la derivada del flujo fraccional cambia de concavidad. En la Figura 

3.11 se observa que el valor referido es: (dfw/dSw)Swf= 8,249. 

La saturación del frente, Swf, es constante desde el momento que comienza la invasión hasta la 

ruptura, por lo cual, el valor encontrado es válido para todos los valores de tiempo T<TPR.  

Sustituyendo los valores en la Ecuación 3.17, como ha sido descrito, para cada tiempo se 

encuentran las posiciones del frente. Estos datos se presentan en la Tabla 3.13 y se grafican, 

junto con las curvas para los tiempos T>TPR en la Figura 3.12 que se presenta a continuación. 

 

Tabla 3.13: Posiciones del frente de saturación para tiempos menores al tiempo de ruptura. 
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Figura 3.12: Curvas de Avance frontal  

 

3.7 Conclusiones  

Como resultado de la inyección de agua, el petróleo residual medido en el ensayo fue de un 

Sor=0,331 [fr], lo que indica que se extrajo una fracción de petróleo de 0,43 del petróleo inicial, 

que era igual a 0,57 [fr]. En términos del POIS, al inicio del ensayo la Berea contenía 22 cm3 

de POIS y finalizando el mismo se logró extraer 9,5 cm3, que equivalen al 43,18% del POIS. 

Los valores de la recuperación posterior a la inyección de agua coinciden entonces con lo 

esperado, al encontrarse dentro de un rango del 30 al 50 % [9]. 

Las curvas de avance frontal presentadas en la Figura 3.12 muestran concordancia con el 

desarrollo esperado del ensayo, representado a partir de la Ecuación de avance frontal, que tomó 

datos con origen en la modelización de González-Prado de las permeabilidades relativas. 
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4. ENSAYO DE RECUPERACIÓN TERCIARIA - Inyección de agua 

aditivada con polímero 
 

4.1 Introducción 

Cuando un proceso de inyección de polímero, (agua aditivada con polímero) se da cerca del 

final o al término de una inyección de agua (waterflooding), la saturación inicial de petróleo es 

remanente, Sor, es decir, es el petróleo irreductible mediante inyección de agua, pero que, 

aplicando métodos de recuperación terciaria, pasa a ser petróleo remanente capaz de 

recuperarse, como se muestra en la Figura 4.1. por lo que no ocurre producción de petróleo 

hasta que se produce la ruptura del banco de petróleo formado al final del sistema. 

 

 

Figura 4.1: Procesos de desplazamiento 

micelar / polímero [9]. 

 

Este tipo de recuperación se considera un proceso de Control de Movilidad, debido a que se 

busca alterar las tasas relativas a las cuales tanto el fluido inyectado como el desplazado se 

mueven a través del reservorio. Al reducir la Movilidad entre ambos fluidos, se logra mejorar 

la eficiencia de barrido y para tal fin, es que se incorporan químicos en el fluido desplazante.  

En este proceso, ha sido utilizada una poliacrilamida aniónica, que logra el cometido de 

incrementar la viscosidad de la solución desplazante y reducir la permeabilidad relativa al agua 

debido a la retención del polímero [8]. 
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Figura 4.2: Mediciones tomadas durante el ensayo de inyección de 

polímero en Berea B 

 

Los resultados obtenidos en el ensayo de laboratorio son los que se presentan en la Figura 4.2, 

cuyo detalle puede apreciarse en las Tablas 4.1 y 4.2. En adición, se disponen los datos de la 

muestra y los fluidos involucrados en el ensayo, en la Tabla 4.3.  

 

 

Tabla 4.1: Condiciones de Ensayo        Tabla 4.2: Mediciones del Ensayo 

 

Tabla 4.3: Datos Petrofísicos de muestra y Propiedades de los fluidos 

 

Para modelizar una inyección de polímero en un sistema lineal, que permita obtener el petróleo 

recuperado durante la misma, hay diferentes métodos que requieren de múltiples mediciones 
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durante el ensayo, y, además, requieren de ensayos adicionales de los que no se dispone en el 

presente trabajo. 

Tomando como ejemplo el método propuesto en el libro EOR cap. 3.3 [8], en el cual se requiere 

construir una tangente para encontrar los datos necesarios, los ensayos adicionales a realizar 

son, una inyección de agua, y en otra muestra, una inyección de polímero, sin inyección de agua 

previa. A considerar que las inyecciones son en muestras similares, de igual porosidad y 

permeabilidad, a misma saturación de agua y petróleo inicial, y con los mismos fluidos. 

En el ensayo del que se tienen los datos para este trabajo, al contar únicamente de una medición 

inicial y una final, no se puede modelizar la recuperación del petróleo y con ella la curva de 

flujo fraccional, para luego continuar hacia los modelos de avance frontal, por la necesidad de 

los ensayos adicionales que se explicó en los párrafos anteriores. Por tanto, se tomará como 

referencia para el análisis el estudio propuesto por Heesong Koh[11], en su disertación del año 

2015, en el cual, en uno de los ensayos realizados, analiza la recuperación de petróleo sobre un 

mismo plug luego de una inyección de agua, y luego de una inyección de agua seguida 

inmediatamente por una inyección de polímero, siendo este último un ensayo de características 

análogas al ensayo estudiado en el presente trabajo. 

 

4.2 Descripción del Ensayo de Inyección de Polímero 

4.2.1 Experimento realizado en el Laboratorio de Petrofísica (CEPCom). 

Inicialmente, la Berea fue saturada con salmuera (solución de Cloruro de Sodio a 7500 ppm, 

con µw=0,9 cP, 25 °C, asumiendo una saturación del 100%), para luego alcanzar la saturación 

residual de agua, a partir de la inyección de petróleo (µo=65 cP, 95 °C), en el plug. En este 

estado, la berea se encontraba en condiciones de saturación de agua irreductible y saturación de 

petróleo inicial, con un volumen de petróleo, POIS, de 22 cm3. 

Seguidamente, se realiza el ensayo de recuperación secundaria, que consiste en realizar el 

barrido con salmuera, hasta alcanzar la condición de petróleo crudo residual en el medio poroso, 

dejando como resultado a la Berea en condiciones de saturación de petróleo residual 

(Sor1=33,1%), saturación de agua irreductible (Swirr=40,7%), y con un volumen de petróleo de 

aproximadamente 12,5 cm3, es decir, un 56,8% del POIS para recuperar. 

Considerando la última condición de saturaciones de la Berea se comienza la inyección de 

solución polimérica (µp=19 cP, 95°C), que se modeliza como un flujo tipo pistón sin fuga que 

desplaza el agua y el petróleo remanente. Este desplazamiento produce en primera instancia 

toda el agua de la inyección secundaria (agua remanente) hasta formar un banco de petróleo en 
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la sección final de la muestra, y sigue produciendo petróleo hasta alcanzar la saturación de 

petróleo residual final.  

El resultado de la inyección terciaria, resultó en un volumen de petróleo recuperado de 3,43 

cm3, es decir, del 27,4% del petróleo residual en el plug luego de la inyección del agua.  

La inyección secundaria, seguida de la inyección terciaria lograron una recuperación del 58,8% 

del POIS (12,93 cm3). 

 

4.2.2 Descripción del Trabajo de Heesong Koh, experimento n° 4[11] 
El experimento n°4 realizado por Koh tuvo por objetivo medir la recuperación de petróleo sobre 

un mismo plug en dos escenarios distintos: luego de una inyección de agua, y luego de una 

inyección de agua seguida inmediatamente por una inyección de polímero. 

Para lograr el objetivo, en el primer escenario, se saturó el plug con petróleo de µo=72 cP, y a 

continuación se saturó con salmuera de 25878 ppm. El resultado fue de una Sor1=0,37, con 

Kw=15 mD y Krw=0,065. 

Para el segundo escenario, se saturó con petróleo (µo=72 cP, 55°C), para restablecer la 

saturación inicial de petróleo y luego se inyectó agua nuevamente, seguido de la inyección de 

2000ppm de la solución de polímero FP 3330S. El resultado de la inyección terciaria fue de una 

Sor2=0,24, con una recuperación del 43% del petróleo remanente. 

Para el análisis de los experimentos mencionados, Koh empleó la teoría de flujo fraccional, 

pero con la particular hipótesis de que la verdadera saturación de petróleo residual para la 

inyección de agua y de polímero era la misma; es decir, al suponer que la saturación de petróleo 

residual era la misma para el polímero que para el agua y comprobando que el cálculo del flujo 

fraccional concordara bien con los datos de recuperación de petróleo, podía inferir que la 

reducción en la verdadera saturación de petróleo residual es cero o insignificante bajo las 

condiciones específicas de esas inyecciones. 

Esa hipótesis, fue confirmada por un lado modelando la solución de polímero como un fluido 

de ley de potencia (reemplazando en la ecuación de flujo fraccional la viscosidad por una 

viscosidad de corte aparente, por ser fluido no newtoniano), lo que resultó en una ecuación no 

lineal para el flujo fraccional, a resolver mediante iteración, y por el otro, planteando algunas 

consideraciones más como asumir que no había reducción de la permeabilidad debido al 

polímero, y utilizar ecuaciones del modelo tipo Corey[1] para generar las curvas de 

permeabilidad relativa que llevaron también a la curva del flujo fraccional. 
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Como resultado del análisis del experimento, Koh concluye que la permeabilidad relativa 

medida al final de la inyección de agua mostró una buena concordancia con la curva de 

permeabilidad relativa utilizada para modelar la inyección de polímero. 

 

4.2.3 Analogía entre los datos de los experimentos 

El experimento realizado en la disertación de Koh fue tomado como referencia debido a las 

similitudes existentes con el ensayo llevado a cabo en el laboratorio para el presente trabajo. En 

la Tabla 4.4 se presenta la comparación de los datos petrofísicos de los plugs evaluados, y de 

los fluidos intervinientes en los respectivos ensayos. 

 

Tabla 4.4: Comparación de datos petrofísicos de las muestras y de los fluidos 

 

 

Como se observa en los datos, tanto el núcleo de reservorio empleado en el ensayo de Koh, 

como la Berea utilizada en el ensayo de inyección del presente trabajo, muestran una porosidad 

buena a muy buena, el petróleo en ambos casos es mediano, y la viscosidad cinemática del 

polímero es del mismo orden, lo cual permite extrapolar los resultados del ensayo de Koh al 

presente trabajo. 

 

4.3 Determinación de la Permeabilidad Relativa 
En su trabajo, Koh construye las curvas de permeabilidad relativa empleando ecuaciones 

modelo del tipo Corey, como se presenta en la Figura 4.3.  

Para los casos en los cuales no se dispone de datos de permeabilidad relativa, han sido 

desarrolladas ecuaciones que sirven para estimar la permeabilidad relativa. Entre las más 

utilizadas están las de Corey, que se presentan a continuación, para un sistema agua-petróleo, 

mojado preferencialmente por petróleo (proceso de drenaje): 
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𝑘𝑟𝑤 = [
𝑆𝑤−𝑆𝑤𝑖𝑟

1−𝑆𝑤𝑖𝑟
]

4

, (4.1), Permeabilidad relativa al agua según Corey 

𝑘𝑟𝑜 = [1 − [
𝑆𝑤−𝑆𝑤𝑖𝑟

1−𝑆𝑤𝑖𝑟
]]

2

− [1 − (
𝑆𝑤−𝑆𝑤𝑖𝑟

1−𝑆𝑤𝑖𝑟
)

2

], (4.2), Permeabilidad relativa al petróleo según 

Corey. 

 

 

Figura 4.3: Curva de permeabilidad relativa para el experimento #4, extraída de Heesong Koh 

(2015)  

 

 

Tabla 4.5: Datos del experimento y exponentes de Corey ajustados para el experimento #4, extraída de 

Heesong Koh (2015) 

 

Es decir, a partir de conocer la saturación de agua residual, y la variación de la saturación de 

agua a lo largo del ensayo de inyección, con las ecuaciones propuestas por Corey se pueden 
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determinar las permeabilidades relativas, que luego servirán para construir el flujo fraccional 

correspondiente. 

La conclusión del experimento de Koh, fue que la medición de la permeabilidad relativa al final 

de la inyección de agua mostró una buena semejanza con la curva de permeabilidad relativa 

usada para modelar la inyección de polímero. 

 

4.3.1 Procedimiento para curvas de permeabilidad relativa de nuestro ensayo 

Como el modelo de las ecuaciones propuestas por Corey es para un sistema bifásico de agua-

petróleo, estas toman la saturación de agua irreductible. En el ensayo realizado en el laboratorio 

CEPCom, se tiene un sistema trifásico al momento de la inyección de polímero, por lo cual, no 

se dispone de los datos necesarios para aplicar las ecuaciones, es por ello que se toma de 

referencia lo realizado en el estudio de Koh. 

 

4.4 Determinación del Flujo fraccional 
En su trabajo, Koh analiza el experimento de inyección de polímero utilizando la teoría de flujo 

fraccional para calcular la eficiencia de barrido del desplazamiento, adaptada a un flujo bifásico 

de agua (o fase acuosa) y petróleo.  

Tener en cuenta el flujo bifásico implica que la saturación de agua varía, por lo cual la velocidad 

no es constante, y en consecuencia, la velocidad de corte tampoco; es decir, la introducción del 

flujo bifásico en la ecuación lleva a considerar que la viscosidad no es constante. 

Por ello, Koh presenta una ecuación de flujo fraccional modelando al polímero como un fluido 

que responde a la Ley de la Potencia, como se verá a continuación.  

 

Partiendo de los principales supuestos de la teoría del flujo fraccional (Pope, 1980): 

1. La dispersión y la presión capilar se desprecian; 

2. Adsorción uniforme del polímero en el medio poroso; 

3. Flujo lineal unidimensional; 

4. Φ, ρw, ρp, µw constantes; 

5. Inyección continua de polímero a una concentración constante; 

6. No hay reacciones químicas o biológicas; 

7. Los fluidos son incompresibles; 

8. Reservorio isotermo; 

9. Equilibrio local. 

La ecuación diferencial que gobierna la conservación de la masa en el flujo lineal 1D es, 
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∅
𝜕𝑆𝑤

𝜕𝑡
+ 𝑢

𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑡
= 0    (4.3) 

 
Para inyecciones de agua, el flujo fraccional despreciando la gravedad es 

 

𝑓𝑤 =
1

1+
𝑘𝑟𝑜𝜇𝑤
𝑘𝑟𝑤𝜇𝑜

       (4.4) 

 
 Para inyecciones de polímero, el flujo fraccional despreciando la gravedad es 

 

𝑓𝑝 =
1

1+
𝑘𝑟𝑜𝜇𝑝

𝑘𝑟𝑝𝜇𝑜

       (4.5) 

 
La viscosidad expresada modelando la solución de polímero como un fluido de ley de potencia 

resulta: 

 

𝜇𝑝 = 𝐾𝑝𝑙(�̇�𝑎𝑝𝑝)
𝑛−1

    (4.6) 

�̇�𝑎𝑝𝑝 = 𝐶 (
3𝑛+1

4𝑛
)

𝑛

𝑛−1 4𝑢𝑓𝑝

√8𝑘𝑘𝑟𝑝𝑠𝑤∅
    (4.7) 

 

Y con la sustitución de la ecuación de viscosidad del fluido no newtoniano en términos de una 

velocidad de corte aparente o equivalente en la definición de 𝑓𝑝, Koh presenta la ecuación de 

flujo fraccional como una ecuación no lineal que debe ser resuelta por iteración: 

 

𝑓𝑝 =
1

1+
𝑘𝑟𝑜𝐾𝑝𝑙

𝑘𝑟𝑝𝜇0
{𝐶(

3𝑛+1

4𝑛
)

𝑛
𝑛−1 4𝑢𝑓𝑝

√8𝑘𝑘𝑟𝑤𝑠𝑤∅
}

𝑛−1    (4.8) ** 

 
donde 𝐾𝑝𝑙 y 𝑛 son el coeficiente y el exponente de la ley de la potencia. Para fluidos no 

Newtonianos, 0<𝑛<1; y para fluidos Newtonianos, 𝑛=1. 

 

En la Figura 4.4, todas las curvas de flujo fraccionario y las líneas tangentes se calcularon 

utilizando las Ecuaciones 4.4 y 4.5. 

             

**: Ecuación de flujo fraccional corregida, de Heesong Koh (2015). 
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Figura 4.4: Curva de flujo fraccional para el experimento #4, extraída de Heesong Koh (2015)  

 

4.4.1 Procedimiento para hacer el gráfico de flujo fraccional nuestro 

Para el cálculo del flujo fraccional según la Ecuación 4.8 propuesta en el trabajo de Koh, solo 

se requiere obtener los valores de 𝐾𝑝𝑙, 𝑛 y C, puesto que el resto de variables de la ecuación 

son datos conocidos: 𝑢 es el caudal por el área [cm/s], 𝜙 es la porosidad, 𝑘 es la permeabilidad 

absoluta [cm2], 𝑘𝑟𝑤 es la permeabilidad relativa al agua (obtenida como se describió en la 

Sección 3.2) y Sw es la saturación de agua en el núcleo. 

Por lo tanto, es necesario realizar mediciones reológicas al polímero con el fin de obtener los 

valores necesarios de 𝐾𝑝𝑙 y 𝑛, coeficiente y exponente de la ley de la potencia, que modela la 

viscosidad del polímero, según la Ecuación 4.6. 

 

𝜇𝑝 = 𝐾𝑝𝑙(�̇�𝑎𝑝𝑝)
𝑛−1

    (4.6) 

 
Luego, el procedimiento consiste en graficar la ecuación 4.6 linealizada en un gráfico log-log 

de la viscosidad vs. la taza de corte, para las distintas velocidades a las cuales se ensaye el fluido 

en el reómetro. 

Los valores a graficar vendrán dados por la ecuación siguiente: 

 

log 𝜇𝑝 = log 𝐾𝑝𝑙 + (𝑛 − 1) × log �̇�𝑎𝑝𝑝  (4.9) 

 
Donde para distintos valores de la taza de corte, se graficará el log 𝑢p vs log �̇�𝑎𝑝𝑝, y de allí se 

obtienen: 

-La pendiente m = n-1, donde n es el exponente buscado, 
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-Log Kpl = x, entonces, Kpl = 10x, el coeficiente de la Ley de la Potencia. 

 

Falta entonces obtener el valor de C, y para ello, es necesario medir la reología de la solución 

de polímero en un reómetro, para tener la taza de corte vs. viscosidad, y también medirla en un 

núcleo, para registrar el volumen poral vs. la pérdida de presión, a diferentes caudales. 

  

La forma de obtener el valor de C entonces, conlleva tres partes: 

1. Graficar los datos medidos con el reómetro, de taza de corte vs. Viscosidad del polímero 

ensayado; 

2. Graficar la taza de corte sin corregir para distintos valores de C vs. la viscosidad 

aparente del polímero. 

De los datos de la pérdida de presión y la variación del caudal, se obtiene la viscosidad 

aparente usando la Ley de Darcy, y a partir de la Ecuación 4.7, se calcula una taza de corte 

aparente sin corregir, usando un determinado valor de C. 

Los cálculos se repiten para varios valores de C, de forma de obtener múltiples iteraciones. 

3. El valor de C corresponderá al utilizado para generar la curva graficada que más se 

acerque al comportamiento real de la taza de corte vs. Viscosidad del polímero. Es decir, 

cada curva generada por cada valor de C, será la misma, pero con un desplazamiento sobre 

el eje de las abscisas, de forma tal que la que coincida con el comportamiento del polímero, 

será la que corresponda al valor de C correcto. Lo descripto se ejemplifica en la Figura 4.5. 

Con los valores de 𝐾𝑝𝑙, 𝑛 y C, ya es posible calcular el flujo fraccional según la Ecuación 4.8. 

 

Figura 4.5: Comparación de la viscosidad del polímero obtenida con el reómetro y 

la viscosidad aparente, vs. la taza de corte.  
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Observación de la Figura 4.5: Este gráfico ejemplifica el método de obtención del valor 

de la constante C requerida al modelar el flujo del polímero como un fluido de ley de 

potencia. El valor de C que corresponde, será el de la curva de viscosidad aparente que 

coincida con los valores arrojados en la medición de la viscosidad a distintas 

velocidades de taza de corte en el reómetro. 

 

4.5 Tiempo de Ruptura 
En el trabajo de Koh, los cálculos de los tiempos de ruptura se hicieron gráficamente, a partir 

de la intersección entre las respectivas curvas de flujo fraccionario y las líneas tangentes 

graficadas según la Ecuación 4.10, que es la solución propuesta por Welge, con base en la 

distribución de saturaciones en el frente de avance del fluido descripta por Buckely-Leverett: 

 

(
𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑆𝑤
)

𝑆𝑤𝑓

=
𝑓𝑤𝑓

𝑆𝑤𝑓−𝑆𝑤𝑐
 (4.10) 

 
donde 𝑆𝑤𝑐 es la saturación de agua connata (inicial). 𝑆𝑤𝑓 es la saturación de agua en el frente 

del polímero. La intersección se muestra gráficamente en la Figura 4.4. Como 𝑆𝑤𝑓 se mueve a 

la velocidad específica de  𝑓𝑤𝑓
′ = (

𝜕𝑓𝑤

𝜕𝑆𝑤
)

𝑆𝑤𝑓

 entonces el tiempo de ruptura del agua en 

volúmenes de poro es  𝑡𝐷𝑏𝑡 =
1

𝑓𝑤𝑓
′  de ruptura a XD=1. 

Por lo tanto, para el desarrollo propuesto en el presente trabajo, una vez lograda la curva del 

flujo fraccional, solo resta graficar una recta tangente a dicha curva que pase por el punto 

(Swc,0), que será la recta de máxima pendiente que pueda trazarse tangente a la curva, y 

determinar el valor de esa pendiente, para obtener 𝑓𝑤𝑓
′  ,y su valor inverso, el tiempo de ruptura 

buscado. 

 

4.6 Corte de Petróleo 
La obtención del corte de petróleo puede lograrse a partir de la medición de la proporción 

producida de petróleo y de agua (o polímero) durante la inyección, para determinadas 

cantidades de volúmenes porales de polímero inyectado. De esta manera, se puede obtener una 

serie de valores que aproximan la evolución del corte de petróleo a medida que progresa la 

inyección. 

En el caso del presente trabajo, debido a que no se dispone de la proporción de petróleo con 

respecto al agua producida a lo largo del ensayo de inyección de polímero, no es posible analizar 
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la variación del corte de petróleo durante el mismo. Por ello, se toma el experimento realizado 

por Koh en su disertación, para el cual presenta el gráfico del corte de petróleo de la inyección 

de polímero realizada sobre una muestra de roca de reservorio, expuesto en la Figura 4.6. En la 

misma, se puede apreciar que, tanto durante la inyección inicial de agua como en la inyección 

posterior de polímero, existe un pico máximo de producción de petróleo al comienzo de cada 

inyección, y disminuye progresivamente hasta llegar a una producción de petróleo muy baja o 

nula. 

Puede interpretarse que, al llegar a un valor cercano al Sor durante la inyección de agua, para 

lograr obtener nuevamente un corte de petróleo significativo, que a su vez implique una 

producción de petróleo mayor, es una buena estrategia la utilización de una solución polimérica 

para continuar la inyección. 

 

 
 

Figura 4.6: Corte de petróleo para el experimento #4, extraído de Heesong Koh (2015)  

 

4.7 Conclusiones de los resultados 
Dado que tanto el medio poroso como los fluidos empleados en el ensayo estudiado por Koh 

en su disertación son similares a los utilizados en el presente trabajo, se extrapolan sus 

resultados para concluir sobre el comportamiento esperado en la inyección de polímero sobre 

la Berea. 

Respecto de las permeabilidades relativas, se espera para este trabajo que las curvas de 

permeabilidad relativa al petróleo y al polímero puedan construirse utilizando las ecuaciones 

propuestas por Corey para un sistema agua-petróleo, mojado preferencialmente por petróleo, y 

que presenten una permeabilidad relativa al petróleo inicial predominante por sobre la del 
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polímero, que a medida que progresa la inyección de polímero en el medio, disminuye hasta 

que la permeabilidad relativa al polímero la supera. Esto implica que inicialmente el petróleo 

tendrá mayor capacidad de fluir que el polímero en el medio, y por lo tanto será la fase que se 

va a producir inicialmente, hasta que las permeabilidades relativas se igualen, y a partir de ese 

momento será el polímero el que tendrá mayor desplazamiento. 

El flujo fraccional entre el petróleo y el polímero, por su parte, podrá construirse a partir de las 

curvas de permeabilidad relativas, asumiendo un flujo bifásico entre petróleo y polímero, y 

modelando al polímero como un fluido que responde a la Ley de la Potencia. El resultado será 

una curva desplazada hacia la derecha de la curva de flujo fraccional de la inyección de agua, 

como consecuencia del incremento en la viscosidad del fluido desplazante, con la forma 

característica de la curva cuando la roca está humectada por petróleo. La curva de flujo 

fraccional entonces, se espera sea de la forma típica de S, comenzando en la saturación inicial 

de fluido desplazante en el medio, con crecimiento hasta alcanzar el valor de 1-Sor. 

En el experimento de Koh, el tiempo de ruptura del polímero calculado por las curvas de flujo 

fraccional fue de 0,74 VP, que recordando que el VP = 54 cm3 en el caso del medio utilizado 

por Koh, por extensión a la muestra utilizada en el siguiente trabajo, se podría aventurar que se 

espera que el tiempo de ruptura sea de 0,51 VP de la Berea ensayada. Tener esta aproximación 

resulta de utilidad debido a que antes de la ruptura (antes de los 0,51VP de polímero inyectado) 

se interpreta que el desplazamiento es incompresible y no se produce polímero, por lo que el 

volumen de fluido inyectado es igual al volumen de petróleo recuperado. Después del tiempo 

de ruptura, la saturación promedio del fluido inyectado en la muestra incrementa con el 

incremento del volumen del fluido inyectado hasta que el valor máximo de 1-Sor es alcanzado. 

En este caso, la interpretación se da asumiendo que el núcleo se encontraba inicialmente 

saturado por el mismo fluido inyectado. 

Por último, como se explicó con anterioridad, en el análisis del corte de petróleo para el ensayo 

del presente trabajo se esperará que en la inyección de polímero exista un pico máximo de 

producción de petróleo al comienzo de la misma, y que disminuya progresivamente hasta llegar 

a una producción de petróleo muy baja o nula. De este resultado esperado, se interpreta que, al 

llegar a un valor cercano al Sor durante la inyección de agua, para lograr obtener nuevamente 

un corte de petróleo significativo, que a su vez implique una producción de petróleo mayor, es 

una buena estrategia la utilización de una solución polimérica para continuar la inyección. 
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6. CONCLUSIONES 
 

En la Sección 6 se presentan las conclusiones de los análisis desarrollados sobre los datos de 

los ensayos realizados en las Secciones 3 y 4, teniendo en cuenta las hipótesis adoptadas. 

Sobre la inyección de agua durante la recuperación secundaria: 

1. Como resultado de la inyección de agua, el petróleo residual medido en el ensayo fue 

de un Sor=0,331 [fr], lo que indica que se extrajo una fracción de petróleo de 0,43 del 

petróleo inicial, que era igual a 0,57 [fr]. En términos del POIS, al inicio del ensayo la 

Berea contenía 22 cm3 de POIS y finalizando el mismo se logró extraer 9,5 cm3, que 

equivalen al 43,18% del POIS. Los valores de la recuperación posterior a la inyección 

de agua coinciden entonces con lo esperado, al encontrarse dentro de un rango del 30 al 

50 % [9]. 

2. Para la inyección de agua, las curvas de avance frontal presentadas en la Figura 3.12 

muestran concordancia con el desarrollo esperado del ensayo, representado a partir de 

la Ecuación de avance frontal, que tomó datos con origen en la modelización de 

González-Prado de las permeabilidades relativas. 

Sobre la inyección de polímero, durante la recuperación terciaria: 

1. Para el análisis de la inyección de polímero resulta insuficiente la cantidad de datos 

disponibles, y se recomienda para futuras investigaciones realizar ensayos adicionales. 

2. Trasladando los resultados obtenidos por Koh en su disertación, para el experimento #4 

se concluye que incluir la dependencia de la tasa de corte en la saturación de agua en 

los cálculos de flujo fraccional utilizando un procedimiento iterativo para resolver las 

ecuaciones mejora la coincidencia con los ensayos experimentales, por lo cual, se 

sugiere este método para continuar la investigación. 

3. Siguiendo las conclusiones logradas por Koh en su disertación, para el comportamiento 

de la inyección de polímero del presente trabajo se espera que las curvas de 

permeabilidad relativa al petróleo y al polímero puedan construirse utilizando las 

ecuaciones propuestas por Corey para un sistema agua-petróleo, mojado 

preferencialmente por petróleo. Que el flujo fraccional entre el petróleo y el polímero, 

por su parte, pueda construirse a partir de las curvas de permeabilidad relativas, 

asumiendo un flujo bifásico entre petróleo y polímero, y modelando al polímero como 

un fluido que responde a la Ley de la Potencia. Que el tiempo de ruptura se aproxime a 

0,51 VP de polímero inyectado en la Berea. Y, por último, que el corte de petróleo 

presente un pico máximo de producción de petróleo al comienzo de la inyección de 
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polímero, y que disminuya progresivamente hasta llegar a una producción de petróleo 

muy baja o nula.  

4. Como resultado de la inyección de polímero, el petróleo residual medido en el ensayo 

fue de un Sor2=0,239 [fr]. En términos del POIS2, al inicio del ensayo la Berea contenía 

12.5 cm3 de POIS2 y finalizando el mismo se logró extraer 3,45 cm3, que equivalen al 

27,6% del POIS2. Este valor representa un 15,68% del POIS, por lo tanto, se encuentra 

en el extremo más favorable del rango esperado para este tipo de inyección [11]. Se 

evidencia que el polímero utilizado resulta adecuado para el barrido de este tipo de 

crudo. 
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ANEXO 

Anexo I (sección 3.3) 

Para la obtención del TPR, se calcularon los caudales de agua y de petróleo, como se dispone en 

la Tabla AI.1, según las ecuaciones siguientes: 

Caudal de agua inyectada 

 

  𝑞𝑤 =
𝑉𝑤𝑎𝑖

−𝑉𝑤𝑎𝑖−1

𝑡𝑖
× 60

𝑠

𝑚𝑖𝑛
, (AI.1) 

 

Donde 

qw: Caudal de agua inyectada, [cm3/min] 

Vwa: Volumen de agua acumulada, [cm3] 

t: tiempo [s] 

 

Caudal de Petróleo Neto 

 

𝑞𝑜 =
𝑂𝑖𝑙𝑛𝑖

−𝑂𝑖𝑙𝑛𝑖−1

𝑡𝑖−𝑡𝑖−1
× 60

𝑠

𝑚𝑖𝑛
, (AI.2) 

 

Donde 

qo: Caudal de Petróleo Neto, [cm3/min] 

Vwa: Volumen de Petróleo Neto, [cm3] 

t: tiempo [s] 
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Tabla AI.1: Caudales de petróleo y agua calculados. 

 

Los caudales logrados, se disponen en la Tabla AI.2, en las unidades requeridas para el gráfico 

de intersección de los caudales.  
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Tabla AI.2: Resultados de caudales de petróleo y agua calculados para Figura AI.1. 

 

Los primeros puntos se desestimaron, ya que se encuentran por fuera de la tendencia general de 

la evolución de las variables durante el ensayo. Se estima que fueron puntos tomados cuando 

todavía no se había estabilizado la Berea. 

El valor del caudal de agua inyectada tomado a fines de obtener el TPR, es un valor idealizado, 

considerando como hipótesis que dicho caudal es constante. 

Con estas consideraciones, se llegó a la Figura AI.3, en donde se puede observar la intersección 

entre las curvas, en el valor buscado de TPR = 3377,81 s. 
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Figura AI.3: Intersección entre caudales de agua inyectada y petróleo producido.  
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Anexo II (sección 3.3) 

Las ecuaciones requeridas para determinar las permeabilidades, a partir de las presentadas por 

Jones y Roszelle (1978), son las siguientes: 

 

𝑘𝑟𝑤 = 𝜇𝑤𝑓𝑤2 𝜆2
−1⁄ , (AII.1) 

𝑘𝑟𝑜 = 𝜇𝑜𝑓𝑜2 𝜆2
−1⁄ , (AII.2) 

𝑆𝑤
̅̅̅̅ = 𝑆𝑤𝑖 + 𝑁𝑝 𝑉𝑝⁄ , (AII.3) 

𝑆𝑤2 = 𝑆𝑤
̅̅̅̅ − 𝑄𝑖

𝑑𝑆𝑤̅̅ ̅̅

𝑑𝑄𝑖
, (AII.4) 

𝑓𝑜2 = (𝑆𝑤
̅̅̅̅ − 𝑆𝑤2)/𝑄𝑖, (AII.5) 

𝑓𝑤2 = 1 − 𝑓𝑜2, (AII.6) 

𝑆𝑤2 = 𝑆𝑤
̅̅̅̅ − 𝑄𝑖

𝑞𝑜

𝑞𝑤
, (AII.7) 

𝑞𝑜 =
𝑑𝑁𝑝

𝑑𝑡
, (AII.8) 

𝑄𝑖 =
𝑊𝑖

𝑉𝑃
, (AII.9) 

𝑊𝑖 = 𝑞𝑤 × 𝑡, (AII.10) 

�̅�−1 = 𝜇𝑏(∆𝑝/𝑞𝑤)/(∆𝑝𝑏/𝑞𝑏), (AII.11) 

𝜆2
−1 = �̅�−1 − 𝑄𝑖

𝑑�̅�−1

𝑑𝑄𝑖
, (AII.12) 

𝜆2
−1 = �̅�−1 −

𝜇𝑏×𝑞𝑏

∆𝑝𝑏×𝑞𝑤
× 𝑡 ×

𝑑𝑝

𝑑𝑡
, (AII.13) 

Donde: 

𝑆𝑤2: saturación de agua en la cara de salida [fracción] 

𝑆𝑤𝑖: saturación de agua irreductible [fracción] 

𝑆𝑤
̅̅̅̅ : saturación de agua promedio durante el ensayo [fracción] 

𝑁𝑝: volumen producido de petróleo [𝑐𝑚3] 

𝑊𝑖: volumen inyectado de agua [𝑐𝑚3] 

𝑄𝑖: volumen inyectado de agua en fracción del 𝑉𝑃 [fracción] 

𝑉𝑃: volumen poral de la muestra ensayada [𝑐𝑚3] 

𝑞𝑜: caudal de petróleo producido [𝑐𝑚3/𝑠] 

𝑞𝑤: caudal de agua inyectada [𝑐𝑚3/𝑠] 

𝑞𝑏: caudal de agua durante la medición de la permeabilidad absoluta [𝑐𝑚3/𝑠] 

𝑘𝑟𝑜: permeabilidad relativa al petróleo en la cara de salida 

𝑘𝑟𝑤: permeabilidad relativa al agua en la cara de salida 
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𝑘: permeabilidad absoluta [mD] 

L: longitud de la muestra [cm] 

A: área de la sección transversal de la muestra [𝑐𝑚2] 

𝜇𝑤: viscosidad del agua en condiciones del ensayo [cP] 

𝜇𝑜: viscosidad del petróleo en condiciones del ensayo [cP] 

𝜇𝑏: viscosidad del agua en condiciones del ensayo de permeabilidad absoluta [cP] 

∆𝑃: diferencia de presión [atm] 

∆𝑃𝑏: diferencia de presión durante el ensayo de permeabilidad absoluta [atm] 

𝑓𝑤2: flujo fraccional de agua en la cara de salida 

𝑓𝑜2: flujo fraccional de petróleo en la cara de salida 

�̅�−1: viscosidad efectiva promedio [cP] 

𝜆2
−1

: viscosidad efectiva en la cara de salida [cP] 

t: tiempo del ensayo [s] 

 

Humectabilidad de la roca 

 

Figura AII.1: Comparación de las curvas de flujo fraccional roca humectada por petróleo y roca 

humectada por agua [1] 
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Tabla 3.9: Resultado de los cálculos realizados para obtener las permeabilidades relativas. 
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