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Resumen y Abstract  IX 

 

Resumen 

La retención de surfactante en el medio poroso es unos de los factores que afectan el 

desarrollo de un proceso de recobro debido a que la mayor cantidad del surfactante se 

queda en las inmediaciones de la cara del pozo impidiendo que este actúe en profundidad, 

lo que representa altos costos para la realización de este tipo de proyectos. Muchos 

autores [1][2][3][4] han desarrollado investigaciones en donde estudian los diferentes 

fenómenos (adsorción, entrampamiento de fase, capilaridad) y variables (temperatura, 

contenido de arcilla, pH, salinidad, entre otras) que afectan la retención en el medio, sin 

embargo, no se conoce de forma experimental como actúa el surfactante a medida que 

penetra en el medio poroso. Este trabajo desarrolla una metodología y construye una serie 

de equipos que permiten identificar el perfil de invasión del surfactante durante la inyección 

de este en el medio poroso, mostrando que a mayor profundidad la eficiencia del 

surfactante disminuye. Adicionalmente, se construyó un modelo que permite identificar el 

recobro incremental en función de la profundidad de invasión; este modelo solo es 

aplicable para las condiciones y sistema fluido - medio poroso utilizados en esta 

investigación. 
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Abstract 

Invasion Profile of an Anionic Surfactant in 
Enhanced Recovery Processes 

The retention of surfactant in the porous medium is one of the factors that affect the 

development of an EOR process because the greater amount of the surfactant remains in 

the vicinity of the face of the well preventing it from acting in depth, which It represents high 

costs for the realization of this type of projects. Many authors have developed research 

where they study the different phenomena and variables that affect retention in the 

reservoir, but it is not known experimentally how the surfactant acts as it penetrates the 

porous medium. This work develops a methodology and builds a series of equipment that 

allows to identify the invasion profile of the surfactant, showing that in greater depth the 

efficiency of the surfactant decreases. A model is constructed to identify the incremental 

recovery based on the depth of invasion; this model is only applicable for the conditions 

and fluid system - porous medium used in this investigation. 

 

 

Keywords: Surfactant, invasion profile, enhanced oil recovery. 
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Introducción 

En la actualidad una de las grandes necesidades de la industria de los hidrocarburos es 

aumentar la cantidad de petróleo recuperado de los yacimientos, tanto convencionales 

como no convencionales. Para el caso de Colombia, los pocos descubrimientos de 

yacimientos petroleros que se han obtenido en los últimos años lo obligan a desarrollar 

nuevos retos tecnológicos con el fin de aumentar el factor de recobro de los yacimientos 

ya existentes. 

El recobro mejorado (EOR por sus siglas en inglés) son un grupo de técnicas que ayudan 

a extraer el petróleo de los yacimientos ya en desarrollo. Con estas tecnologías, del 70% 

del petróleo que se queda en los yacimientos es posible recuperar un 35% adicional, que 

para Colombia solo se encuentra en un 19% y se espera que suba otros diez puntos 

porcentuales en los siguientes 10 años. [5] 

Las técnicas de recobro mejorado se pueden dividir en tres grandes grupos, la inundación 

química (polímeros, surfactantes, entre otros), el desplazamiento miscible (inyección de 

CO2 o hidrocarburos) y el recobro térmico (combustión in-situ, inyección de vapor); la 

utilización de cada una de estas técnicas depende de las características de los fluidos, la 

mineralogía de los yacimientos y las condiciones de presión y temperatura a las que se 

encuentran. [6] 

Para el desarrollo de este proyecto nos centramos en el recobro mejorado con inyección 

de surfactante, que se conoce como cEOR (recobro mejorado químicamente), en donde 

el principal actor es un surfactante que ayuda a la movilidad del crudo disminuyendo la 

tensión interfacial entre el petróleo y el agua de formación, puede cambiar las condiciones 

de humectabilidad de la roca (pasándolas de humectables al aceite a humectables al 

agua), sirve como agente para la formación de espumas en operaciones de bloqueo de 

zonas de alta permeabilidad y han sido mejorados para trabajar en combinación con 

polímeros para mejorar la eficiencia de barrido en recuperaciones con inyección de agua. 
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Uno de los grandes inconvenientes en esta técnica radica en los altos costos de los 

surfactantes y los grandes volúmenes que deben ser inyectados al yacimiento, para que 

este tipo de operaciones sea exitosa; este problema es asociado a la retención del 

surfactante en el medio poroso debido a los fenómenos de adsorción (estática y dinámica), 

entrampamiento hidrodinámico y capilaridad [7], que impiden que el surfactante se 

desplace libremente y alcance altas profundidades de invasión, por lo tanto, no se genera 

el efecto esperado en toda el área de estudio.  

 

En las siguientes secciones se citaran diversos autores que han desarrollado múltiples 

pruebas experimentales para predecir la retención de los surfactantes en los medios 

porosos, en donde se tiene en cuenta el pH de la solución, la salinidad de la salmuera, la 

acidez del crudo, la estructura química del surfactante y la caracterización del medio 

poroso [8][9][10]; y a otros autores que realizan modelos computacionales para determinar 

cuantitativamente cual es la retención en medios porosos de diferentes naturalezas 

[11][12]. 

 

Aunque la retención de los surfactantes en el medio poroso ha sido estudiada por varios 

autores [13][14][15][16][2][17], una de las grandes incertidumbres que se tienen es conocer 

el perfil de invasión de los surfactantes y cómo actúan ellos a diferentes profundidades; 

por lo tanto, el objetivo general de esta tesis es desarrollar un trabajo experimental para 

conocer físicamente el perfil de invasión de un surfactante aniónico y comparar el resultado 

con pruebas convencionales de análisis de núcleos. Por su parte los objetivos específicos 

fueron: 

• Obtener el perfil de invasión de un surfactante anionico sobre un medio poroso de 

arena empacada. 

•  Diseñas y construir diferentes sistemas que puedan simular las condiciones del 

yacimiento de los cuales se puede obtener el perfil de invasión de un surfactante 

aniónico. 

• Comparar los resultados de retención total del modelo de Solairaj, con los datos 

que se obtienen del trabajo experimental. 

• Crear una metodología experimental para obtener el perfil de invasión de un 

surfactante. 
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De esta manera, con el desarrollo de este trabajo se conocerá la profundidad de invasión 

que tiene un surfactante aniónico bajo condiciones de yacimiento y como es su interacción 

con el medio poroso a diferentes profundidades. Para alcanzar esto, este trabajo se 

encuentra dividido en cuatro secciones que incluyen: 1) Contextualización de los 

surfactantes, los fenómenos de retención y el estado actual de las investigaciones acerca 

de la profundidad de invasión en los medios poroso, 2) Metodología experimental para la 

simulación a nivel de laboratorio de la inyección de surfactantes, 3) Resultados obtenidos 

y discusión de los resultados, y 4) Conclusiones de la investigación y recomendaciones 

para estudios futuros. 

 

 





 

 
 

1. Los surfactantes y el estudio actual sobre 
la retención y profundidad de invasión en 
los medios poroso 

En el siguiente capítulo se realiza una descripción básica sobre los surfactantes y el uso 

en el campo de los hidrocarburos, además, los estudios actuales sobre la retención y la 

profundidad de invasión de los surfactantes en el medio poroso que incluyen metodologías 

experimentales y simulaciones numéricas. 

 

1.1 Métodos de recobro mejorado 

Los procesos de recuperación de petróleo se agrupan en tres etapas que dependen 

principalmente de la energía de los yacimientos y los fluidos que se producen: La 

recuperación primaria de petróleo se realiza gracias a la energía del yacimiento y no 

requiere una fuente externa de energía para transportar los fluidos desde el fondo del pozo 

hasta la superficie. La recuperación secundaria requiere de la inyección de fluidos al 

yacimiento (agua o gas), para mantener la presión del yacimiento y aumentar la eficiencia 

de barrido de los hidrocarburos; seguida de esta etapa se encuentra la recuperación 

terciaria que se caracteriza por la inyección de químicos, gases miscibles y energía térmica 

al yacimiento [18]. 

Estas etapas de recuperación han sido potenciadas con el desarrollo de las técnicas de 

recobro mejorado de hidrocarburos, conocido como EOR por sus siglas en inglés, que no 

solo se enfocan en la última etapa de recuperación, sino que, puede ser útil en cualquier 

etapa. 

Los procesos de EOR se pueden dividir en tres grupos:  

• EOR Termico: Este proceso se enfoca en inyectar energía térmica al yacimiento 

con el fin de mejor la viscosidad del crudo y mejorar la movilidad de este en el medio 
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poroso. Las técnicas más usadas son, la inyección de vapor, segregación 

gravitacional asistida por vapor (SAGD) y la combustión in-situ. Estas metodologías 

están afianzadas a yacimientos con crudos de 5 a 20° API y viscosidades que van 

desde los 200 hasta 2000 cP [19]. 

• EOR Inyección de gases: La metodología en este proceso es la inyección de gases 

miscibles al yacimiento (hidrocarburos o no hidrocarburos) que tienden aumentar 

el número capilar, y disminuir la tensión interfacial entre el fluido inyectado y el 

aceite del medio poroso. Algunos de los gases inyectados son CO2, gases de 

producción, nitrógeno, entre otros. 

• EOR Inyección química: La inyección química se enfoca en mejorar la inyección de 

diferentes fluidos al yacimiento mejorados químicamente para aumentar la 

producción de hidrocarburos; estos productos no son siempre los mismos, son 

seleccionados según la metodología que se requiera potenciar, es decir, se utiliza 

surfactantes para mejorar la tensión interfacial entre el crudo y el agua del 

yacimiento con el fin de mejorar la movilidad del hidrocarburo [20], este tipo de 

químicos tienen la capacidad de cambiar la humectabilidad de la roca y también 

son usados como agentes espumantes en proyectos de bloqueo de zonas de alta 

permeabilidad; los polímeros son usados en inyecciones de agua para aumentar la 

viscosidad y mejorar la eficiencia de barrido y como estos también son usados 

Álcalis y geles [21]. 

 

Uno de los principales inconvenientes en los procesos EOR químicos son los altos costos 

de los productos y los volúmenes que deben ser inyectados al yacimiento, es por esto que 

se han desarrollado nuevas metodologías combinando surfactantes - álcali y polímeros 

que mejoran los resultados de las aplicaciones. 

 

1.2 Los surfactantes 

Los surfactantes son una molécula que poseen una cabeza soluble en agua (hidrófila) y 

una cola soluble en aceite (hidrofóbica) [20], este tipo de moléculas son llamadas 

sustancias anfifílicas debido a que poseen una afinidad por las sustancias polares y no 

polares [22]. El grupo hidrofóbico de un surfactante puede estar compuesto por un 
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hidrocarburo, un fluorocarbono o una cadena corta de polímero, por otro lado, la parte 

hidrófila de la molécula por medio de la cual se caracterizan los surfactantes puede ser, 

aniónica, catiónica, anfótera o no iónica [20]. Debido a la naturaleza de estas sustancias, 

los surfactantes se ubican en la interface de dos fluidos (agua-aceite) como se muestra en 

la figura 1-1, de acuerdo al grupo funcional de la cabeza y la cola respectivamente. 

 

Figura 1-1: Ubicación de las moléculas del surfactante [19] 

 

Los surfactantes  tienen dos diferentes tipos de acción, el primero es la adsorción que se 

ejemplifica en la figura 1-1, en donde la molécula se organiza según su grupo funcional en 

la interface de dos fluidos; el otro tipo de acción es la asociación, esta sucede después que 

la adsorción termina gracias al aumento en la concentración del surfactante y las moléculas 

empiezan a asociarse para formar moléculas más grandes conocidas como micelas, este 

aumento de concentración que genera la formación de micelas se conoce como 

Concentración Micelar Critica (CMC). Estas micelas se orientan con su parte estructural 

afín hacia el solvente y con su parte no afín hacia el interior de la micela como se muestra 

en la figura 1-2, estas moléculas de mayor tamaño pueden obstruir las gargantas de poro 

y generar bloqueos en canales de flujos. [23] 
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Figura 1-2: Creación de las micelas [19] 

 

1.2.1 Clasificación de los surfactantes 

Los surfactantes se pueden clasificar de acuerdo a su naturaleza iónica de la cabeza de 

la molécula: 

• Aniónicos: Estos surfactantes son los más usados en la industria de los 

hidrocarburos; cuando se ionizan en una solución acuosa generan una carga 

negativa y aunque algunos minerales de los yacimientos poseen carga negativa la 

adsorción de este tipo de moléculas con la roca es menor en comparación con otro 

tipo de surfactantes [19]. A esta caracterización pertenecen los sulfonatos de 

petróleo, los agentes espumantes como el lauril sulfato y dispersantes tipo 

lignosulfonatos [23]. 

• Catiónicos: Al disociarse en una solución acuosa, este tipo de surfactantes 

producen una carga positiva en su cadena lipofílica. La mayor parte de esta 

clasificación son compuestos nitrogenados del tipo sal de amina grasa; este tipo de 

surfactantes son de uso exclusivo debido a su alto costo [23].  

• No-iónicos: Este tipo de surfactante no presenta carga en su cadena y no se ioniza 

en solución acuosa, son altamente resistentes a las salinidades y son utilizados 

como co-surfactantes de surfactantes primarios [7]. 

• Anfotéricos: Esta molécula posee cargas positivas como negativas, es decir, según 

en el medio en el que estén pueden actuar como surfactantes aniónicos o 

catiónicos, son poco usados en procesos de recobro debido a su alto costo de 

producción [7]. 
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1.3 Caracterización de los surfactantes 

La caracterización de los surfactantes es indispensable para desarrollar los diseños de los 

procesos de recobro, con estos se puede verificar cuál es su carácter lipofílico o hidrofílico 

o simplemente tener el valor de la concentración limite en el cual se pueden formar micelas. 

1.3.1 Concentración micelar critica (CMC) 

Como se ha mencionado, la CMC, es la concentración en la cual el surfactante inicia a 

generar micelas de manera espontánea [24]. Cuando se llega a la CMC, cualquier adición 

de surfactante generara más micelas, antes de llegar a la CMC, la adición de surfactante 

solo generara disminución en la tensión superficial o interfacial dependiendo del sistema. 

La creación de micelas puede servir para diferentes aplicaciones en los medios porosos, 

pero en los procesos donde el surfactante actúa como agente que disminuye la tensión 

interfacial o en procesos de cambio de humectabilidad es necesario que el surfactante 

ingrese al medio y la creación de micelas impide el avance del químico por las gargantas 

de poro debido al aumento del tamaño de la molécula, lo que crea bloqueos en los canales 

de flujo. 

1.3.2 Balance HLB (Hidrófilo – lipófilo)  

El balance HLB es un número que indica la tendencia del surfactante a solubilizarse en 

agua o en aceite y con esto, la facilidad de formar emulsiones de agua en aceite o aceite 

en agua. Tensoactivos con valores bajos de HLB tienden a ser más solubles en aceite y a 

formar emulsiones de agua en aceite. Cuando la salinidad de la formación es baja, se debe 

seleccionar un tensoactivo de bajo HLB. Cuando la salinidad de la formación es alta, se 

debe seleccionar un surfactante con un valor alto de HLB, tal tensioactivo es más hidrófilo 

y puede producir microemulsión de fase media a alta salinidad [24]. 

El HLB puede tomar valores entre 0 y 20, un valor de 0 corresponde a una molécula 

completamente hidrófoba, y un valor de 20 corresponde a una molécula compuesta 

completamente de componentes hidrofílicos. Estos valores también son usados para 

predecir las propiedades de los surfactantes [24]: 

• Valores de 0 a 3 son agentes antiespumantes 

• Valores de 4 a 6 son emulsionantes de agua en aceite 

• Valores de 7 a 9 son agentes humectantes 
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• Valores de 8 a 18 son emulsionantes de aceite en agua 

• Valores de 13 a 15 son típicamente detergentes. 

1.3.3 Relación de solubilización   

Es la relación del volumen de aceite solubilizado y volumen de surfactante que se 

encuentra en la fase de la microemulsión, la relación de solubilizacion del agua se 

encuentra con el volumen de agua solubilizado en la fase de la microemulsión [24]. Esta 

relación está directamente relacionada con la tensión interfacial, dado que cuando se 

obtiene el mismo valor de solubilidad tanto para el agua como para el aceite se obtiene el 

valor más bajo de tensión interfacial.    

1.3.4 Relación R 

Esta característica de los surfactantes mide la afinidad que tienen los tensoactivos a la 

fase oleosa o acuosa dada por la ecuación (1-1) propuesta por Winsor [24]: 

𝑅 =
𝐴𝑐𝑜

𝐴𝑐𝑤
                                                                                                                           (1-1) 

Donde R es la relación de afinidad, Aco es la interacción de las moléculas de aceite con el 

surfactante y Acw, es la interacción de las moléculas de agua con el surfactante. 

Si R < 1 la miscibilidad relativa con el agua ha aumentado y / o con el aceite ha disminuido. 

Cuando R > 1, la miscibilidad relativa con el aceite ha aumentado y / o con el agua ha 

disminuido.  

1.4 Microemulsión de surfactantes 

Debido a la naturaleza de los surfactantes de ubicarse en la interface agua-aceite y reducir 

la tensión interfacial entre los dos fluidos, se genera una tercera fase formada por una 

mezcla estable entre los tres fluidos y crean un microemulsión, esta fase juega un papel 

importante en los procesos de recobro gracias a que por sus características puede 

aumentar o disminuir la retención en el medio poroso. 

Existe una clasificación propuesta por Winsor en 1954 con el desarrollo de gráficos 

ternarios, y que actualmente es usada, de tres tipos de microemulsión en donde el 

comportamiento de la fase se ve afectado directamente por la salinidad de la salmuera. En 
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un surfactante anionico, el aumento de la salinidad de la salmuera disminuye la solubilidad 

del surfactante en la fase acuosa, de esta forma a medida que aumenta la salinidad el 

surfactante migra de la fase acuosa a la fase oleosa. 

Figura 1-3: Microemulsión tipo I [20] 

 

Las microemulsiones de tipo I se caracteriza por tener una baja salinidad, el surfactante se 

encuentra en la fase acuosa, manteniendo libre de surfactante la fase oleosa. Este tipo de 

sistemas tienen dos fases, una fase de aceite libre de surfactante y la microemulsión que 

tiene como fase externa el agua, por lo tanto, tiene un peso mayor como se indica en la 

figura 1-3. 

Figura 1-4: Microemulsión tipo II [20] 

 

Al tener un alto valor de salinidad, el surfactante empieza migrar a la fase oleosa y se 

solubiliza, creando dos fases (figura 1-4), la primera una fase de exceso de agua que se 

ubica en la para inferior por si peso y la microemulsión de agua en aceite. 
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Figura 1-5: Microemulsión tipo III [20] 

 

Al llegar a una salinidad intermedia, el surfactante se alcanza a solubilizar en partes iguales 

en la fase oleosa y en la fase acuosa y se crean tres fases como se indica en la figura 1-

5. En la parte superior el aceite que puede tener algunas moléculas de surfactante en su 

interior y en la parte inferior un exceso de agua, en la parte intermedia se genera la 

microemulsión con partes iguales de agua y aceite. 

1.5 Retención de los surfactantes en el medio poroso 

En los de procesos de inyección de surfactantes, los fenómenos de retención juegan un 

papel importante en la factibilidad del proyecto debido a los costos del surfactante y las 

cantidades que deben ser inyectadas para alcanzar las profundidades de invasión óptimas 

que cumplan con los objetivos trazados.  

La retención de surfactantes está influenciada por dos procesos, la adsorción del 

surfactante en la interface roca-fluido y el entrampamiento hidrodinámico que atrapa el 

surfactante y no lo deja desempañar las funciones objetivas; la retención es medida como 

la relación entre el surfactante retenido sobre la cantidad de roca a la que está expuesto. 

Diversos modelos se han generado para predecir la cantidad total de surfactante que es 

retenido sobre la roca, estos modelos relacionan las principales variables que actúan en 

los procesos de adsorción y han sido verificados por múltiples pruebas experimentales en 



Capítulo 1 13 

 

medios porosos, que en general miden la concentración de entrada de la solución del 

surfactante y la comparan con la concentración del efluente a la salida del medio poroso. 

Uno de los modelos convencionales para predecir la retención del surfactante fue 

propuesto por Solairaj et al, que relaciona 8 variables que participan de forma activa en los 

diferentes procesos de retención, ecuación (1-2).[4]  

𝑅 = 𝑎1𝑇𝐴𝑁 + 𝑎2𝑇 + 𝑎3𝐶𝑐𝑜𝑑𝑖𝑠𝑜𝑙𝑣𝑒𝑛𝑡𝑒 + 𝑎4𝑆𝑝𝑑 + 𝑎5𝑝𝐻 + 𝑎6𝑀𝑅 + 𝑎7𝑀𝑊𝑠𝑢𝑟 + 𝐶         (1-2) 

 Donde: 

R: Retención del surfactante en el medio poroso (mg/g-roca) 

TAN: Número acido total del petróleo (mg KOH/g-aceite) 

T: Temperatura del yacimiento (°C) 

Ccodisolvente: Concentración del disolvente usado en la preparación del surfactante (% 

Wt) 

Spd: Es la salinidad del polímero utilizado (ppm) 

pH: pH mayor de los efluentes obtenidos 

MR: Relación de movilidad 

MWsur: Peso molecular del surfactante  

Este modelo es obtenido a partir de una serie de 54 experimentos que evalúan las 

diferentes interacciones que tiene estas variables en la retención total del surfactante en 

pruebas dinámicas en medios porosos. 

Las constantes que hacen parte del modelo son obtenidas por las diferentes regresiones 

que se realizaron, los valores son: 

a1= -0,0538725; a2= -0,0001459; a3= -0,4855773; a4= 0,0000002; a5= -0,0275395; a6 = 

0,0383129; a7=0,0000072; C= 0,48466366. 

A partir de este modelo se han generado múltiples investigaciones que han mejorado la 

predicción de la retención del surfactante [12] [11], pero todos utilizan las mismas variables 

del modelo original de Solairaj [4].   
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1.6 Factores que afectan la retención del surfactante 

Múltiples variables y factores afectan la retención de los surfactantes en los medios 

porosos, estas han sido estudiadas para caracterizar los diferentes fenómenos que ocurren 

en el yacimiento y conocer cómo afectan la eficiencia de los procesos de recobro químico, 

además, son el punto de partida para la construcción de los modelos de predicción de la 

retención del surfactante; estas variables son: 

1.6.1 Efecto del tipo de surfactante y pH 

La estructura y composición del surfactante pueden definir la cantidad que puede ser 

adsorbida sobre la superficie de la roca, no obstante, la investigación realizada por Li et al, 

que relaciona el diámetro de las gargantas de poro con el diámetro de las moléculas de 

los químicos a inyectar en procesos de cEOR, mostró que el diámetro de las moléculas 

deben ser menores a 1/7 del diámetro de las gargantas para poder pasar a través del 

medio poroso sin ningún inconveniente; las moléculas de surfactante siempre cumplen 

esta relación y viajan a través del medio poroso incluso por canales que son inaccesibles 

para las moléculas de gel, lo que da como resultado una retención por adsorción en la 

superficie de la roca y una retención por entrampamiento debido al ingreso de surfactante 

a gargantas de poro que no tiene más comunicación con los demás canales del medio 

poroso[21]. 

Los cambios de pH del medio en el cual se realizan los procesos de cEOR, pueden alterar 

las cargas de la superficie de la roca generando un aumento o una disminución de la 

adsorción del surfactante. Hirasaki y Zhang en el año 2003 [25], realizaron una serie de 

pruebas donde observaron que usando carbonato de sodio como álcali pueden cambiar la 

carga de la calcita, pasándola de positiva a negativa, lo que conlleva a una disminución en 

la adsorción de surfactantes aniónicos.  

Las superficies de los medios porosos cargadas positivamente atraen surfactantes 

anionicos, mientras que las cargadas negativamente atraen surfactantes catiónicos 

[20][17]. Estas atracciones debido a fuerzas electrostáticas son potenciadas por el pH de 

la solución y pueden ser caracterizados con el punto isoeléctrico (pH en el cual la carga de 

una superficie o una molécula es igual a cero). 
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Otros autores han desarrollado diversas pruebas para conocer cómo se altera la adsorción 

debido a los cambios de pH  en el medio [26][27][28], en los cuales las pruebas de retención 

son realizadas por medio de pruebas de desplazamiento y los cambios de concentración 

de los efluentes dan la cantidad de surfactante retenido en la roca. 

1.6.2 Efecto de la salinidad del medio 

Uno de los primeros trabajos que incluyen el análisis del efecto de los cambios de salinidad 

sobre la retención del surfactante lo realizo Glover en 1979. Este trabajo experimental 

realizado en medios porosos tipo Berea, donde se realizan inyecciones de aceite, 

polímeros, microemulsiones (salmuera, aceite y surfactante), diferentes concentraciones 

de salmuera y una solución de barrido para recuperar la totalidad del surfactante retenido 

en el medio, demuestra que la retención del surfactante aumenta linealmente a bajas 

concentraciones de sal y la retención aumenta hasta su totalidad a concentraciones de sal 

mayores [2]. Los estudios de comportamiento de fase indicaron que la microemulsión tipo 

II se formó a una condición de salinidad y fue la causa de una alta retención de surfactante 

ya que la microemulsión tipo II está atrapada en los poros de la roca, esto puede cambiar 

a menos que el número capilar sea extremadamente alto o que sea desplazado por un 

fluido con una salinidad más baja para revertir el comportamiento de fase a tipo I [4].  

Siguiendo este contexto, la salinidad optima en procesos de recobro con surfactantes es 

donde el agua y el aceite se solubilizan en partes iguales [29], generando una red bi-

continua [30], punto en el cual se pueden obtener tensiones interfaciales ultrabajas; cuando 

se generan este tipo de condiciones se crea una microemulsión tipo III.   

1.6.3 Efecto del contenido de arcilla 

Centrándose en las areniscas, le retención de surfactante se ve influenciada 

principalmente por el contenido de arcillas que se encuentran en ellas; las arcillas pueden 

actuar de diferente forma debido al pH de la solución en la que se encuentran, es decir, a 

un pH alto las arcillas tienen una carga negativa en las caras y una carga positiva en los 

bordes [4] [24].  En el trabajo desarrollado por Grigg y Bai en el año 2005, evalúan la 

retención de surfactante expuesto a cinco minerales, estas pruebas se desarrollan en dos 

escenarios, el primero son pruebas estáticas donde se deja en remojo una solución de 

surfactante con los diferentes minerales y el segundo son pruebas dinámicas donde se 
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evalúa tanto la adsorción como la desorción del surfactante, (ambos escenarios se evalúan 

sin aceite en los medios porosos); los resultados muestran que el mineral con mayor 

densidad de adsorción es la montmorillonita y lo siguen en orden decreciente  dolomita, 

caolinita, sílice y calcita, además, observaron que la adsorción mayor se consigue antes 

de 1 hora y después de este tiempo la adsorción no cambia [14]. 

1.6.4 Efecto de la temperatura  

En el año 1982 Novosad realizó pruebas en medios porosos de 30 cm de longitud para 

conocer cómo se afecta la retención de surfactantes por cambios de temperatura; en sus 

pruebas, los medios porosos quedan en saturación residual de aceite cuando inyecta el 

bache de surfactante y luego mide tanto la recuperación incremental de hidrocarburo como 

la retención de surfactante en los efluentes de la prueba. Estas pruebas las realizo para 

tres tipos diferentes de surfactantes y evaluó tres temperaturas 25°C, 50°C y 70°C, en 

todos los casos la retención disminuyo en más del 50% pasando la temperatura de 25°C 

a 70°C [15]. Este fenómeno es explicado gracias a que a temperaturas mayores se 

disminuye la viscosidad del crudo y el surfactante puede viajar más fácilmente a la interface 

agua – aceite y no se queda atrapado en la fase oleica, este proceso además disminuye 

la tensión interfacial [31]. 

En el trabajo realizado por Solairaj en 2012, en sus más de 40 experimentos no encontró 

una correlación entre la retención y los cambios de temperatura [4], pero esto lo explica 

gracias a que afirma que los surfactantes se optimizaron para trabajar en un rango 

especifico de temperatura. 

1.6.5 Efecto del TAN  

El TAN o número de acidez del petróleo, es una medida de la cantidad de componentes 

ácidos en el crudo, que se mide en gramos de KOH sobre gramos de petróleo. Un aumento 

en el TAN disminuye la retención del surfactante en ambientes de pH alto, gracias a que 

se genera una espuma que disminuye los sitios activos en la roca en los que puede ocurrir 

la adsorción debido a fuerzas electrostáticas [4][12].  
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1.6.6 Efecto de la relación de movilidad 

En los procesos de inyección de tratamientos químicos al yacimiento, estos fluidos siempre 

son desplazados al interior del reservorio por otros químicos y además van desplazando 

el aceite y agua de formación que están in situ; una adecuada selección de los fluidos que 

van a ser inyectados al yacimiento debe tener en cuenta la relación de movilidad entre la 

fase desplazante y la fase desplazada. En la inyección de surfactantes, si la relación de 

movilidad entre el banco de aceite y el bache de químico es pobre o, si la relación de 

movilidad entre el bache de surfactante y el polímero que lo desplaza es pobre, el 

surfactante puede romper fácilmente los bancos de fluidos y aumentar la retención tanto 

por adsorción con el medio poroso, como por atrapamiento de fase del surfactante [4]. En 

las pruebas de desplazamiento realizadas por Solairaj que determinan la correlación para 

obtener la retención de surfactantes en el medio poroso (ecuación (1-3)) se observa que a 

aumentos en la relación de movilidad aumenta la retención de surfactante. 

Como se ha observado, todas las pruebas de surfactantes en medios porosos se enfocan 

en la retención total en el medio, no se han encontrado pruebas experimentales que 

demuestren cual es la profundidad de invasión de dichos surfactantes y cómo actúan en 

profundidad. Este trabajo se enfatiza en encontrar un método experimental que ayude a 

dilucidar la profundidad de invasión del surfactante en el medio poroso y ajustarlo a los 

modelos propuestos de retención de surfactante propuesto por Solairaj. 

 

 

 

 

 





 

 
 

2. Metodología experimental para la 
evaluación de la profundidad de invasión 
de un surfactante aniónico en un medio 
poroso. 

En este capítulo se expondrá la metodología experimental utilizada para obtener la 

profundidad de invasión de un surfactante aniónico en un medio poroso de arena Ottawa. 

Este capítulo estará divido en tres secciones, 1. Caracterización de los fluidos y la arena 

que se va a utilizar en las pruebas de desplazamiento, 2.  Diseño de equipos para la 

visualización y evaluación de la profundidad de invasión del surfactante y 3. Construcción 

de protocolos para el desarrollo de las pruebas de desplazamiento.  

2.1 Caracterización de fluidos y medio porosos. 

Los fluidos utilizados en las pruebas experimentales son: surfactante aniónico comercial, 

petróleo crudo y salmuera sintética preparada con agua desionizada. 

2.1.1  Caracterización del surfactante  

Como ya se ha mencionado, los surfactantes tienen múltiples características que sirven 

para conocer su naturaleza y la forma de actuar en el medio poroso, para esto es necesario 

realizar las siguientes pruebas de caracterización: 

Espectro infrarrojo con Transformada de Fourier [32]: Este análisis tiene como objetivo 

evidenciar grupos químicos de una muestra, se usa como parámetro de caracterización 

inicial de materiales y permite la interpretación futura de sus propiedades fisicoquímicas. 

Para realizar la medición FTIR se tomaron aproximadamente 0.050 g de muestra y se 

dispusieron en el compartimento correspondiente del equipo, espectrofotómetro IRAffinity-

1 Shimadzu (Japón), para muestras solidas se construyen previamente pastillas de 

muestra y KBr en relación 30:1 p/p. A continuación se midió la transmitancia de la muestra 
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como función de la longitud de onda de 4000 a 450 cm-1 con una resolución de 2 cm-1. El 

espectro se interpretó haciendo usado de información previamente reportadas Singh et al. 

en el año 2018 [33]. 

Análisis Termogravimétrico (TGA) – estabilidad térmica [32]: El análisis 

termogravimétrico determina el perfil de pérdida de masa de una muestra en función de la 

temperatura o en resumen, las propiedades de volatilización de la muestra. Para esto, se 

utilizó una termobalanza (TA Instrument, Inc., New Castle), en la que se depositaron 5 mg 

de muestra en el compartimento correspondiente, y se sometieron a una rampa de 

calentamiento desde 30°C hasta 800°C, a una tasa de 10°C/min; paralelamente la pérdida 

de peso se fue censando. Finalmente el equipo arrojó la curva características haciendo 

uso del Software Q Series-[Q50-1459-TGA Q 50@Mfg-tga]. 

Tensión superficial [32]: Para medir la tensión superficial de los surfactantes, como 

parámetro de caracterización, se usó un tensiómetro K9-MK1 (KRÜSS GmbH, Alemania). 

Las medidas se realizaron por medio de anillo (anillo de Du Nouy) que ingresa en el 

producto líquido (surfactante) y se retira suavemente para calcular la fuerza aplicada. La 

tensión superficial mide la fuerza necesaria para separar al anillo del volumen de líquido y 

romper la película que se forma entre la superficie del fluido y el aire. En la pantalla del 

equipo se obtiene el máximo valor de tensión, que corresponde a la tensión superficial 

evaluada. Valores altos de tensión en comparación con el agua son indicador de altas 

fuerzas intermolecular en el seno del líquido, otorgados por estructuras químicas muy 

polares [34]. 

Balance Hidrofílico – Lipófilico (HLB) [32]: La estimación del HLB, se realiza con el fin 

de determinar el grado de afinidad del surfactante, por las fases acuosa y/o oleosa. Para 

la estimación del valor HLB, es necesario la evaluación de la tensión interfacial para 

sistemas agua/tolueno, donde previamente se mezcla la fase acuosa con 0.1% w.t. del 

producto surfactante. Posteriormente se hace uso de la siguiente relación propuesta por 

Chun y Martin en 1961 [35]. 

𝐻𝐿𝐵 =
−(𝛾−45.7)

2.36
                                                                                                              (2-1) 
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Donde, 

 equivale a la medida IFT de sistemas agua/tolueno con 0.1% wt de tensoactivo 

en la fase acuosa. Valores de HLB por encima de 10 son indicadores de surfactantes 

hidrofílicos, mientras que valores por debajo señalan su alta afinidad por fases oleosas.  

 

Densidad [32]: Para la medición de la densidad se usó un picnómetro de 10 mL 

previamente pesado, como lo describe la norma ASTM D854. Este dispositivo fija un 

volumen exacto y tras el pesaje del mismo puede conocerse con alta precisión la relación 

masa / volumen de muestras líquidas. 

Concentración Micelar Critica (CMC) [32]: Se realizaron mediciones de tensión 

interfacial (IFT) en sistemas agua/crudo variando la concentración de surfactante en la fase 

acuosa. Para medir la tensión en la interfase, se usó un tensiómetro K9-MK1 (KRÜSS 

GmbH, Alemania). Las medidas se realizaron por medio de anillo (anillo de Du Nouy) que 

ingresa a la fase acuosa/surfactante menos densa, posteriormente se añade el crudo con 

la ayuda de un gotero y finalmente se procede a retirar suavemente para calcular la fuerza 

aplicada en la transición de fase. Por último, se estableció la relación IFT vs. Concentración 

de surfactante y se determinó la concentración en la cual se genera cambios en el patrón 

de repuesta (cambio en el valor de pendiente). Con esto obtenemos la CMC y la 

concentración con la que se va a trabajar en las pruebas de desplazamiento, que debe ser 

menor a la CMC como es utilizado en procesos de campo. 

2.1.2 Caracterización del crudo 

Según los procesos de CEOR la aplicación de surfactantes se realiza en crudos con API> 

15 y viscosidades de 15 cp a 35 cp [36], por otro lado, una caracterización importante para 

los crudos en procesos de recobro con surfactantes es el número de acides total (TAN), 

que es un valor importante en los modelos de retención. Para la caracterización del crudo 

en gravedad API, viscosidad dinámica y TAN se utilizaron las normas ASTM D 287, ASTM 

D 445 y ASTM D 974 respectivamente. 

2.1.3 Caracterización de salmuera sintética  

Las salmueras utilizadas en este trabajo se realizaron con agua desionizada y con 

agitación magnética por 24 horas; se prepararon dos diferentes salmueras, la primera de 

3000 ppm de KCl para realizar las pruebas de recobro (salmuera de producción) y una de 
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100000 ppm de KCl que se utiliza como trazador para conocer la cantidad de surfactante 

retenido en el medio poroso.  

2.1.4 Caracterización del medio poroso 

Para las pruebas experimentales que involucren desplazamiento en medio poroso se 

utilizó arena silícea con distribución de tamaño de grano tamiz 40 – 60, que es lavada en 

tres etapas; primero se deja en remojo con una solución acida de 1000 ppm de HCl durante 

2 horas, posteriormente se realiza un lavado con agua destila y se deja en remojo por 4 

horas con una mezcla de tolueno y metanol, por último, se lava la arena con agua destilada 

y se deja secar a 90°C en un horno por 24 horas. En las diferentes pruebas el empaque 

se construye en seco y se compacta por medio de un vástago macizo y luego se procede 

a medir la porosidad y la permeabilidad absoluta siguiendo las recomendaciones de la 

norma API-RP-40.  

2.2 Equipos y protocolos para identificar el perfil de 
invasión 

La mayoría de los autores referenciados han desarrollado pruebas y modelos para conocer 

la cantidad total de surfactante retenido en el medio poroso como se explica en el capítulo 

1. Para estas pruebas experimentales se han utilizado núcleos de formación y empaques 

sintéticos con longitudes desde 5 cm hasta 60 cm, se utilizan trazadores para conocer el 

avance de los fluidos en el medio poroso y después de inyectar el surfactante se analizan 

los efluentes para conocer la concentración final de surfactante a la salida del núcleo, que 

es normalizada con la concentración inicial inyectada y se obtiene la cantidad total de 

surfactante retenido en la roca en mg/g-roca [4][13][37][38]. 

Para la construcción del perfil de invasión del surfactante aniónico y evaluar su eficiencia 

en profundidad, este trabajo toma como punto de partida las pruebas convencionales para 

la evaluación de la retención de surfactante en el medio poroso y cómo se comporta 

siguiendo un protocolo experimental que simule las condiciones de un proceso de recobro 

mejorado; posteriormente se realiza un diseño y construcción de un medio poroso de 

mayor longitud (100 cm) que tenga la capacidad de ser divido y que cada división pueda 

ser evaluada de forma independiente para conocer cómo actúa el surfactante en 
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profundidad, por último, se construye un equipo en el que se puede monitorear los cambios 

de saturación en tiempo real por medio de un arreglo de electrodos que permita identificar 

la retención del surfactante con cambios de profundidad de invasión.  

2.2.1 Retención de surfactante en el medio poroso 

La evaluación de la retención de surfactante se realiza en un empaque de arena y con un 

equipo convencional de pruebas de desplazamiento en medios porosos; este equipo que 

se relaciona en la figura 2-1 y tabla 2-1, cuenta con un sistema de inyección de fluidos que 

consta de un cilindro de desplazamiento con pistón de teflón y bomba de desplazamiento 

positivo capaz de inyectar a caudal constante tasas de 0,01 cc/min hasta 16 cc/min, este 

sistema alcanza presiones de inyección de 10000 psi. El portamuestras en el cual se 

alberga el núcleo, está construido en acero inoxidable SS 316 y tiene la capacidad de 

aguantar esfuerzos hidrostáticos de 10000 psi, con lo que se puede simular la presión de 

confinamiento del yacimiento. Todo el sistema cuenta con calentamiento constante que es 

contralado a través de un computador lógico programable (PLC) que además, almacena 

las señales de los transductores de presión que se encuentran monitoreando estas 

variables en todo el equipo. 
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Figura 2-1: Equipo de desplazamiento en medios porosos 

 

Tabla 2-1: Descripción equipo de desplazamiento 

Ítem Equipo Descripción  

1 PLC Adquisición y programación de datos 

2 Sistema de calentamiento Calentamiento hasta 110°C 

3 Panel  de presiones Presión 10000 psi 

4 Cilindro de inyección aceite Pistón flotante. Presión 10000 psi 

5 Portamuestras Presión 10000 psi 

6 
Cilindro de inyección 
salmuera Pistón flotante. Presión 10000 psi 

7 Cilindro de sobrecarga Presión 10000 psi 
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Para obtener la retención total del surfactante y el comportamiento del surfactante en una 

prueba de recobro mejorado, se siguieron las siguientes metodologías: 

Retención del surfactante en el medio poroso: Para la evaluación de la retención del 

surfactante en el medio se utilizó el equipo descrito en la figura 2-1, las condiciones de la 

prueba se relacionan en la tabla 2-2, la metodología de retención se realiza siguiendo el 

protocolo descrito por Tsau et al, en el año 2007 con la inyección de un trazador que genera 

un perfil de concentración y se compara con el perfil de concentración que se obtiene de 

la inyección del surfactante [39]. Después de preparar el empaque de arena, se inyectan 

10 volúmenes porosos de salmuera sintética (salmuera de producción), se inyecta aceite 

(10 VP) y nuevamente salmuera de producción (20 VP) para dejar el núcleo con saturación 

de aceite residual. Se inyecta el trazador (5 VP), que es una salmuera de 100000 ppm de 

KCl y se toman los efluentes cada 3 cc en donde se evalúa la transición de la salmuera de 

producción y el trazador. Luego se inyectan 5 VP de surfactante y se toman efluentes cada 

3 cc con el fin de evaluar la retención en el medio poroso.  

Para conocer las concentraciones de los diferentes compuestos en los efluentes de la 

prueba, se utilizan métodos de caracterización que han sido utilizados en investigaciones 

anteriores [39][40]; el método consiste en transferir el azul de metileno, un catión colorado, 

desde una muestra de solución acuosa hacía un líquido orgánico inmiscible con agua. De 

esta manera se da la formación de un complejo que consiste en un par iónico compuesto 

por el anión del surfactante y el catión del azul de metileno. Los compuestos que se utilizan 

son cloroformo, hidróxido de sodio (1N), ácido sulfúrico (solución 1N y 6N), sal fosfato de 

sodio monobásico monohidratado, fenolftaleína y azul de metileno. 

El primer paso es preparar la solución de azul de metileno 0.1% en donde se diluyen 20 

mg de dicho colorante en 20 ml de agua destilada.  Posteriormente, en 100 ml de agua 

destilada se agregan 6 ml de la solución previamente preparada, 8.2 ml de ácido sulfúrico 

(6N) y 10 g de la sal fosfato de sodio monohidratada y finalmente, se afora hasta 200 ml y 

se deja en reposo. Luego se procede con la solución de lavado que consiste en 21.5 ml de 

ácido sulfúrico (6N) en 250 ml de agua destilada. A esto se le agregan 25 g de la sal 

monohidratada y se afora hasta 500 ml.  

Para la construcción de la curva de calibración, se preparan inicialmente 5 muestras a 

diferentes concentraciones del surfactante a analizar, a continuación, se agrega una gota 
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de fenolftaleína y 1-2 gotas de hidróxido de sodio (1N). Se neutraliza la muestra añadiendo 

gota a gota el ácido sulfúrico (1N) hasta obtener una solución transparente; luego, se 

adicionan 7 ml de solución de azul de metileno y 15 ml de cloroformo. Se agita durante 30 

segundos y se deja en reposo para que se dé la separación de las fases (2 min), 

posteriormente, se extrae la fase acuosa de la muestra y se descarta. 

Finalmente se procede con la medida de absorbancia en el espectrofotómetro (652 nm), 

utilizando un blanco con cloroformo puro y se hace la medida de las muestras obtenidas. 

Una vez se construye la curva, se saca la línea de tendencia que tiene la fórmula de una 

línea recta, donde 𝑦 corresponde al valor de absorbancia, 𝑚 y 𝑏 son valores conocidos y 

𝑥 es la concentración del surfactante. Para la medida de retención de surfactante en la 

roca, se hace imprescindible hacer este mismo procedimiento con el trazador. De las 

curvas obtenidas, la retención es el área entre las curvas del trazador y el surfactante. 

Tabla 2-2: Condiciones de prueba de desplazamiento 

Presión (Psi) 2000 

Temperatura (°C) 40 

Presión de poro (Psi) 0 

Caudal de inyección (cc) 0,3 

 

Prueba de recobro mejorado: Con el fin de conocer cómo actúa el surfactante en una 

prueba de recobro mejorado, se construye un nuevo empaque de arena y se sigue el 

siguiente protocolo que se han utilizado diferentes autores [29][41][17], 1) se inyecta 10 VP 

de salmuera de producción para obtener la permeabilidad absoluta, 2) se inyecta 10 VP 

porosos de aceite para calcular la permeabilidad efectiva al aceite a saturación residual de 

agua. 3) se inyecta 10 VP de salmuera de producción para obtener la permeabilidad 

efectiva al agua a saturación residual de aceite, se construye las curvas de permeabilidad 

relativa y la curva de recobro inicial, 4) se inyecta 1 VP de surfactante y se deja en remojo 

5 horas, 5) se inyectan 10 VP de salmuera de producción para obtener la curva de recobro 

incremental, 6) inyección de 10 VP de aceite para obtener la permeabilidad efectiva al 

aceite después de la inyección del surfactante, 7) inyección de 10 VP de salmuera de 

producción para construir las curvas de permeabilidad relativa después de la inyección del 

surfactante. Las condiciones de esta prueba están descritas en la tabla 2-2. 
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Estas pruebas en equipos convencionales que han sido descritas por múltiples autores, 

son utilizadas para tener un punto de comparación con las nuevas metodologías 

propuestas en este trabajo y potenciadas para poder obtener el perfil de invasión de 

surfactantes que es el objetivo principal de este trabajo. 

2.2.2 Evaluación de la profundidad de invasión del surfactante. 

La profundidad de invasión del surfactante en el medio poroso está directamente 

relacionada con los diferentes fenómenos de retención. Como se ha mencionado, muchos 

factores pueden aumentar la retención del surfactante, lo que produce poca invasión en el 

yacimiento y disminuye la efectividad del tratamiento ocasionando aumentos en los costos 

de los proyectos de recobro. La mayoría de los trabajos de investigación que relacionan la 

retención de surfactante no abarcan el estudio para conocer la profundidad de invasión, ni 

cómo actúa el surfactante a diferentes profundidades del medio poroso después de haber 

tenido un recorrido previo por el mismo medio. 

Múltiples autores han desarrollado equipos para estudios de fenómenos en profundidad, 

este tipo de equipos son conocidos como Slim tube (tubos delgados) y han sido utilizado 

en la industria de hidrocarburos para obtener la mínima presión de miscibilidad de un gas 

en procesos de recobro mejorado, estos prototipos constan de un tubo de acero inoxidable 

de 0,64 cm de diámetro y 10 metros de longitud, y no tienen la capacidad de simular las 

presiones de confinamiento del yacimiento [42][43][44]. Otros autores han construido 

equipos donde se puede simular la presión de confinamiento, la presión de poro y la 

temperatura de yacimiento en Slim tube, con el fin de medir las eficiencias de barrido de 

múltiples productos [45][46].  

Para conocer la profundidad de invasión y cómo actúa el surfactante a medida que penetra 

en la formación, se construye un Slim tube que puede albergar un empaque de arena de 

100 cm de longitud y 1,3 cm de diámetro, puede soportar presiones de confinamiento hasta 

4000 psi, gracias a que el empaque de arena es construido al interior de un buje de nitrilo 

flexible; el equipo puede soportar presiones de poro de 2000 psi y temperaturas de 120°C 

(figura 2-2). 

El sistema de calentamiento está construido en acero inoxidable, cubre todo el empaque 

de arena y los datos de los diferenciales de presión y la temperatura se almacenan en un 

PLC, la inyección de fluidos se realiza por medio de una bomba de desplazamiento 
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positivo. Este prototipo fue construido para tres empaques en paralelo en donde se pueden 

trabajar de forma individual para estudios de profundidad de invasión, o en paralelo para 

simular procesos de divergencia (figura 2-3). 

Figura 2-2: Esquema para medición de profundidad de invasión 
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Figura 2-3: Montaje equipo slim tube 

 

 

Para determinar la profundidad de invasión se realizan dos pruebas que parten del estudio 

realizado en la sección 2.2.1, donde se debe asegurar que exista retención en el medio 

poroso para continuar con las pruebas en el Slim tube, por lo tanto, las condiciones de 

operación, las características de los fluidos y el medio poroso deben ser iguales a las de 

dicha sección. 

Prueba de recobro mejorado: Siguiendo la metodología de la sección 2.2.1, se realiza 

una prueba de recobro mejorado en el Slim tube para obtener el comportamiento del 

surfactante con saturaciones de salmuera y aceite. Las condiciones de operación (tabla 2-

2) y el protocolo de la prueba siguen los lineamientos de la sección 2.2.1 de recobro 

mejorado (inyecciones de salmuera – aceite – salmuera – surfactante – salmuera – aceite 

– salmuera). 

Análisis de la eficiencia del proceso de recobro mejorado con cambios de 

profundidad de invasión: Para obtener la eficiencia del surfactante a medida que invade 

el medio poroso cuando este se encuentra saturado de salmuera de producción y aceite 

simulando un proceso de recobro mejorado, se evalúa el cambio del recobro incremental 

y los estados de saturación en diferentes secciones del Slim tube. 
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Se construye un empaque de arena y es ubicado en el Slim tube a las condiciones de 

yacimiento, se inyecta salmuera de producción y aceite para obtener la permeabilidad 

absoluta al agua y efectiva al aceite respectivamente, se inyecta nuevamente agua de 

producción para obtener la permeabilidad efectiva al agua y construir las curvas de 

permeabilidad relativa y de recobro inicial, seguido a esto, se inyecta 1 VP de surfactante 

y se deja en remojo por 5 horas. Se desmonta el empaque y se realizan tres cortes de 10 

cm de longitud y se montan en tres portamuestras que tienen las mismas características 

del equipo Slim tube pero con la longitud de 10 cm (figura 2-5). Se inyecta a cada nuevo 

empaque y de forma independiente salmuera de producción para obtener el recobro 

incremental, posteriormente se inyecta aceite para conocer el valor de la permeabilidad 

efectiva al aceite después de la inyección del surfactante y nuevamente se inyecta 

salmuera de producción para la construcción de las curvas de permeabilidad relativa. 

Con esta metodología se puede conocer cómo actúa el surfactante en profundidad en 

procesos de recobro mejorado, donde se puede analizar los cambios en la movilidad de 

las diferentes fases y como ayuda el surfactante a cambiar lo estados de saturación de los 

fluidos en el medio. 

Figura 2-4: Análisis por sección del surfactante en procesos EOR 
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2.2.3 Monitoreo de los cambios de saturación en modelos areales 

Para complementar el análisis de la profundidad de invasión de los surfactantes y cómo 

actúan en procesos de EOR, se diseña un equipo que tenga la capacidad de simular flujos 

radiales y con la versatilidad de realizar un arreglo de pozos inyectores y productores que 

de un entendimiento de los diferentes procesos de invasión y desplazamiento de fluidos 

en el medio poroso.  

Una de las incertidumbres que se tienen en los diferentes procesos de recobro es 

identificar la dinámica de los perfiles de invasión en el medio poroso con el fin de identificar 

canalizaciones, bloqueos y características del medio como fracturas que se generan 

gracias a las heterogeneidades del medio. Para conocer este tipo de fenómenos se han 

realizado estudios que permiten observar estos cambios en los perfiles de saturación 

gracias a los procesos de registros eléctricos, en donde al hacer pasar una corriente 

eléctrica constante a través de un material, la distribución de voltaje resultante en la 

superficie reflejara la distribución de resistividad interna [47]. En los medios porosos, el 

espacio vacío que existe en los granos es ocupado por los fluidos de yacimiento (aceite, 

salmuera y gas), estos tienen grandes diferencias de conductividad eléctrica, lo que genera 

un contraste de resistividad cuando se les pone en circulación una corriente eléctrica, lo 

que permite generar mapas de saturación con las lecturas de resistividad al ser procesadas 

por un algoritmo matemático. 

A escala de laboratorio se han implementado estudios con registros eléctricos que 

permiten discernir los cambios de saturación en el medio poroso. En el año 2000 Van 

Weereld et al, realiza un circuito con 192 electrodos que son ubicados en un núcleo 

consolidado de arenisca,  por medio de un pulso de corriente electrica se obtienen un 

conjunto de datos de resistividad que son transformados en un perfil 3D de estados de 

saturación de la muestra, esta metodología conocida como tomografía de impedancia 3D, 

proporciona imágenes estacionarias que pueden ser comparadas con la tomografía de 

rayos X [48]. A partir de esta investigación, en el año 2006 Stacey et al, realiza un arreglo 

de 48 electrodos que permite construir los cambios de saturación con el tiempo [47]. Yale 

et al, en el año 2010 construye un laboratorio a gran escala capaz de reproducir diferentes 

fenómenos de recobro mejorado, al cual le adhieren un sistema de 136 electrodos en 

planta que puede reproducir el avance de los fluidos en una imagen 2D en tiempo real [49]. 
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Partiendo de las investigaciones antes mencionadas, se diseña un equipo areal que tiene 

un diámetro de 30 cm y un espesor de 5 cm, construido en polipropileno, con una 

capacidad de soportar 100 Psi de presión de poro y 60 °C de temperatura. El sistema 

cuenta con un arreglo de 5 pozos que se introducen 2 cm en el medio poroso, formando 

una red cuadrada que pueden ser utilizados como pozos productores o inyectores, 

además, tiene cuatro puntos de inyección ubicados sobre las paredes laterales del equipo 

separados a 90°. El equipo utiliza 24 electrodos de acero inoxidable (figura 2-6), 

enfrentados en una distribución circular a los cuales se les aplica un voltaje directo y se 

mide la caída de potencial en un circuito externo divisor de voltaje, que arroja una medida 

directa de la resistencia entre un par de electrodos enfrentados, con estos valores se 

promedian puntos intermedios entre los electrodos y se procede a utilizar un sistema de 

adquisición de datos para la recolección y procesamiento de los valores medidos y 

promediados. Para la recolección y envió de la información se utilizó la tarjeta Arduino 

Mega 2560 del cual se utilizaron 12 entradas analógicas conectadas al circuito externo 

divisor de voltaje y la información recolectada (organizada en un arreglo de datos) se envía 

a un equipo de cómputo por medio del puerto serial, esto se programó utilizando el software 

Arduino; el computador tiene sistema operativo Ubuntu 18.04 (Figura 2-7). 

El software consiste en un servidor desarrollado en Node.JS y la utilización de una librería 

de JavaScript llamada heatmap.js. El servidor se inicia en el puerto 3000 en el localhost 

del equipo de cómputo donde se ejecuta el programa, el servidor “escucha” cada vez que 

se produce un evento de recepción de información en el puerto serial, procede a organizar 

estos datos de resistencia y asociarlos a cada una de las coordenadas de la vista superior 

del contenedor cilíndrico de la muestra, este par coordenada-valor de resistencia se envía 

a una función de la librería heatmap.js y este lo organiza en forma gráfica y lo muestra 

como un mapa de calor en donde el color rojo representa los puntos de menor resistencia 

(lugares donde hay mayor concentración de salmuera) y el color amarillos  los puntos de 

mayor resistencia eléctrica (lugares donde hay menor concentración de salmuera) (figura 

2-7).  
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Figura 2-5: Diagrama esquemático equipo de resistividad 

 

Figura 2-6: Esquema equipo de resistividad 

 

La metodología para conocer cómo cambian los estados de saturación en tiempo real 

cuando se inyecta el surfactante siguen los lineamientos descritos en las secciones 2.2.1 

y 2.2.2, utilizando las mismas características de los fluidos y la arena para construir el 

medio poroso. 
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Retención del surfactante en el medio poroso: Con el empaque de arena construido al 

interior del equipo y sin estar saturado de fluidos de yacimiento, se seleccionan dos pozos 

diametralmente opuestos (pozo productor e inyector) y se realiza la inyección de 1 VP de 

surfactante. Con el inicio de la inyección se inicia la toma de datos y la construcción de los 

mapas de saturación en el tiempo, donde se puede observar el viaje del surfactante en el 

medio poroso.  

Análisis de la eficiencia del proceso de recobro mejorado con cambios de 

profundidad de invasión: Teniendo la capacidad de observar cómo cambian los estados 

de saturación y los perfiles de invasión con la inyección de los fluidos, se plantea un 

procedimiento para conocer cómo actúa el surfactante en profundidad en un proceso de 

EOR, este procedimiento es igual a los ejecutados en los numerales 2.2.1 y 2.2.2. Se 

inyecta salmuera de producción y aceite para obtener las saturaciones totales y residuales; 

inyección de salmuera de producción para obtener las curvas de recobro inicial, 

posteriormente se inyecta 1 VP poroso de surfactante y se deja en remojo por 5 horas. Por 

último, se inyecta salmuera para construir la curva de recobro incremental.  
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3. Resultados 

En este capítulo se presentan los resultados obtenidos que parten de la metodología 

propuesta. En la primera sección se muestra la caracterización del surfactante en donde 

se resalta los datos de la CMC y que concentración se va a usar para todas las pruebas 

de desplazamiento, además, las características del aceite y la salmuera utilizados. En la 

segunda sección se presenta los resultados de retención y pruebas de EOR en los 

sistemas convencionales de pruebas de desplazamiento que dan paso a las pruebas de 

profundidad de invasión. En la tercera sección se muestra la construcción del Slim tube y 

los resultados de la construcción del perfil de invasión que se complementa con la 

eficiencia que muestra los resultados de la prueba de recobro en las diferentes secciones 

del Slim tube, por último, se realiza la prueba en el equipos de resistividad para conocer 

los patrones de flujo en el tiempo y se propone la metodología que debe ser usada para 

encontrar en diferentes sistemas los perfiles de invasión de un surfactante aniónico. 

3.1 Caracterización de los fluidos 

3.1.1 Caracterización del surfactante 

Los grupos funcionales encontrados en el análisis FTIR son alcoholes y heteroátomos de 

Fosforo, Nitrógeno y Azufre, compuestos comunes que hacen parte de la estructura de los 

surfactantes que se obtienen por procesos de sulfonación, que son aptos para desempeñar 

procesos de disminución de tensión interfacial (figura 3-1, tabla 3-1).  
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Figura 3-1: Espectro infrarrojo del surfactante 

 

Tabla 3-1: Espectro infrarrojo del surfactante 

Longitud de onda (cm-1) Grupos funcionales 

3300-3600 O-H,N-H 

2800-3000 C-H 

2100-2300 C≡N , C≡C 

1400-1700 C=C 

1550-1640 N-H, C=C 

1000-1300 S=C, C-O-C, O-SO2-O 

1080-1360 C-N 

990-1420 S=O 

600-800 -PO(OR)2, N-H 

 

La estabilidad térmica que se obtiene mediante el procedimiento de la TGA nos deja 

conocer cómo se descompone el surfactante a cambios de temperatura, es decir, cuánto 

surfactante se pierde cuando se aumenta la temperatura en el sistema; para el surfactante 

puro, la pérdida o evaporación total del surfactante se alcanza a una temperatura de 450°C 
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(figura 3-2), y a temperatura de 80°C solo se ha perdido un 7% de la cantidad total del 

surfactante. Los cambios de temperatura en el yacimiento hacen parte de los procesos 

EOR; desde el punto de vista de perdida de composición del surfactante, la eficiencia de 

estos tratamientos disminuye debido a que existe menos componente para actuar entre 

los fluidos y el medio poroso, ahora, al aumentar la temperatura disminuye la viscosidad 

del aceite y la solución de surfactante viaja fácilmente por esta fase hasta ubicarse en la 

interface aceite – salmuera para actuar como reductor de tensión interfacial. Como se 

mencionó en el capítulo 1, la temperatura es una variable que afecta la retención del 

surfactante en el medio poroso debido a las interacciones que se generan entre los fluidos 

y el medio; para la realización de esta investigación y con el objetivo de evaluar los 

procesos de retención e invasión del surfactante y no tener en cuenta las perdidas por 

degradación térmica, se utiliza una temperatura de yacimiento de 40°C, en donde solo se 

ha perdido un 1% de la masa del surfactante.  

Figura 3-2: Análisis termogravimétrico 

 

Con el análisis HLB, se obtienen un valor de 18,94 que da como resultado que el 

surfactante es hidrofílico (afín al agua). Por otro lado, la formación de micelas en el 

surfactante disminuye la efectividad del tratamiento gracias a que la formación de 

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

100

0 100 200 300 400 500 600

P
er

d
id

a 
d

e 
M

as
a 

(%
)

Temperatura (°C)



40 Perfil de invasión de un surfactante aniónico en procesos de recobro 

mejorado 

 
agregados disminuye la cantidad de surfactante que puede llegar a la interface aceite – 

salmuera, además, estas micelas son moléculas de mayor tamaño que pueden llegar a 

generar bloqueos en el medio poroso. Con el análisis IFT (figura 3-3) se obtiene que la 

concentración a la cual se generan micelas en el surfactante es de 1000 ppm, por lo tanto, 

para las pruebas de desplazamiento se utiliza una concentración de 800 ppm. 

Figura 3-3: Análisis IFT para la CMC 

 

En resumen, los análisis de caracterización del surfactante están descritos en la tabla 3-2.      

Tabla 3-2: Propiedades fisicoquímicas del surfactante 

Grupos funcionales Presencia de alcoholes y HETAM P, N y S 

Estabilidad térmica 
(TGA) 

Descomposición total a los 450°C 

Inicio descomposición a 40°C 

Tensión superficial 27,7 mN/m 

HLB Surfactante Hidrofílico 

CMC 1000 ppm 

Densidad 1,01 g/cc 

Tensión interfacial 
(sistema yacimiento) 

([SURF]: 100 – 2000 ppm) 9.7 – 1.6 mN/m 

 



Capítulo 3 41 

 

3.1.2 Caracterización del crudo 

El crudo seleccionado para las pruebas de desplazamiento tiene las características 

listadas en la tabla 3-3. 

Tabla 3-3: Caracterización del crudo 

Viscosidad 16 cP @ 40°C 

API 28 

TAN 0,2 mg KOH/g aceite 

 

3.2 Retención y pruebas de recobro base en equipos 
convencionales 

Las pruebas de desplazamiento realizadas en los equipos convencionales son la base de 

estudio para obtener el perfil de invasión, con estas pruebas dinámicas se identifica la 

retención del surfactante y como es su desempeño en pruebas de EOR. Las pruebas 

siguen los lineamientos descritos en el capítulo 2 sección 2.2.1.  

3.2.1 Retención del surfactante 

En la figura 3-4, se muestran los perfiles de las concentraciones normalizadas de los 

efluentes que se toman durante la inyección del trazador y el surfactante en un medio con 

saturación de aceite residual. La retención del surfactante en el medio poroso es de 1,1 

mg/g-roca. En los procesos de EOR con surfactante, la retención aceptada en el medio 

poroso debe ser menor a 1 mg/g-roca [20], cabe recalcar que en los proyectos de campo 

la inyección del surfactante se realiza en compañía de otros compuestos (polímeros, álcalis 

y combinación de surfactantes), que tienen un efecto sinérgico en el medio poroso, en 

donde permiten realizar un barrido homogéneo y además pueden alterar condiciones de 

la solución y disminuir los puntos activos de carga para que el surfactante no interactúe 

con el medio disminuyendo la retención total.  
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Figura 3-4: Retención de surfactante. Curvas normalizadas de concentración del 

trazador y el surfactante 

 

Ahora, utilizando el modelo propuesto por Solairaj [4] que esta descrito en la ecuación 1-

2, la retención del surfactante es de 0,31 mg/g-roca, que genera una diferencia del 70% 

con respecto al valor experimental.  

3.2.2 Prueba de recobro 

Con el fin de conocer cómo actúa el surfactante en una prueba de recobro, se realiza una 

serie de desplazamientos descritos en el capítulo 2, que permiten verificar los cambios en 

las permeabilidades de los fluidos, los cambios de saturación y el recobro incremental 

después de la inyección del surfactante. En la figura 3-5 y 3-6, se muestran los cambios 

de permeabilidad efectiva al agua y al aceite antes y después de la inyección del 

surfactante y el remojo de 5 horas. Las condiciones de operación y características del 

empaque se encuentran en la tabla 3-4. 
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Figura 3-5: Permeabilidad Efectiva al agua empaque convencional  

 

 

Figura 3-6: Permeabilidad efectiva al aceite empaque convencional 
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Tabla 3-4: Condiciones de prueba empaque convencional 

Diámetro (cm) 3,8 

longitud (cm) 7,4 

Arena (tamaño tamiz) 60-40 

Porosidad (%) 28 

Volumen poroso (cc) 24,3 

Presión sobrecarga (psi) 2000 

Caudal (cc/min) 0,3 

Temperatura (°C) 40 

Concentración surfactante (ppm) 800 

 

Se observa que, las permeabilidades efectivas al agua y al aceite disminuyen en un 16% 

y 21% respectivamente después de la inyección del surfactante, por otro lado, la figura 3-

7 y figura 3-8 muestran las curvas de permeabilidad relativa y recobro mejorado antes y 

después de la inyección del surfactante. 

Figura 3-7: Permeabilidades relativas empaque convencional 
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Figura 3-8: Curva de recobro empaque convencional 

 

 

Las curvas de permeabilidad efectiva (figura 3-5 y 3-6) muestran que después de la 

inyección del surfactante se genera un daño en el medio poroso, que debe ser asociado a 

un bloqueo en los canales de flujo debido a que la permeabilidad de las dos fases se 

reduce. Este tipo de daño se puede generar por múltiples fenómenos, uno de ellos es el 

bloqueo por migración de finos que ocurre cuando los fluidos, gracias a las altas 

velocidades de flujo, remueven partículas finas del medio y estas se quedan atrapadas en 

gargantas de poro de menor tamaño generando un bloqueo mecánico, por otro lado, se 

pueden generar emulsiones en el medio poroso y esto impide el libre desplazamiento de 

las fases bloqueando canales preferenciales de flujo.  

Ahora, cabe recordar que después de la inyección de 1 VP de surfactante y su respectivo 

remojo, se realiza la inyección de salmuera de producción para obtener el recobro 

incremental y posteriormente se realiza la inyección de aceite y salmuera de producción 

para la construcción de las nuevas curvas de permeabilidad relativa; resaltando lo anterior, 

se observa de las curvas de recobro (figura 3-8), que existe un recobro incremental del 

10% gracias a la inyección del surfactante, este aumento de producción se debe a que el 

surfactante se ubica en la interface agua – aceite y disminuye la tensión interfacial lo que 
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genera que el aceite pueda moverse libremente. Cuando los diferentes bancos de aceite 

se empiezan a mover a lo largo del medio poroso, los que están más próximos a la salida 

del empaque de arena se producen y hacen parte del recobro incremental, ahora, los 

bancos de aceite que están más internos en el medio empiezan a ser movilizados y se 

encuentran con otros, formando bancos de mayor tamaño que empiezan a bloquear 

canales de flujo preferenciales, por esta razón, las permeabilidades efectivas después de 

la inyección del surfactante disminuyen con respecto a la línea base. 

La finalidad de estas pruebas convencionales era verificar que existe retención en el medio 

poroso del surfactante y, como actúa en pruebas de recobro mejorado con el fin de tener 

un punto de comparación para analizar los resultados de las pruebas de invasión. 

3.3 Pruebas para determinar el perfil de invasión en 
equipos Slim tube 

Para conocer la profundidad de invasión fue necesario diseñar y construir un equipo que 

tenga la capacidad de soportar las condiciones de campo (presión y temperatura), además, 

que tenga la longitud necesaria para evaluar cómo actúa el surfactante en profundidad, 

este equipo esta descrito en la sección 2.2.2, y en la figura 3-9 se muestra el equipo 

construido. El empaque de arena es construido en una manga de nitrilo flexible de 1.3 cm 

de diámetro y una longitud de 100 cm (figura 3-9). 

3.3.1 Prueba de recobro en Slim tube 

Antes de realizar la evaluación de profundidad de invasión, se debe verificar que los 

desplazamientos de los fluidos del yacimiento y los fenómenos que ocurren cuando se 

realizan pruebas de EOR a nivel experimental en el Slim tube, siguen las características 

de las pruebas realizadas en los empaques convencionales. Por tal motivo, la prueba inicial 

de recobro mejorado en el Slim tube sigue el protocolo mencionado en el capítulo 2 y 

resumido en la tabla 3-5. 
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Figura 3-9: Modelo, equipo y empaque Slim tube. 

 

 

Tabla 3-5: Protocolo de prueba EOR 

1 Inyección de salmuera de producción (10 VP) 

2 Inyección de aceite (10 VP) 

3 Inyección de salmuera de producción (10 VP) 

4 Inyección de 1 VP de surfactante 

5 Remojo de 5 horas 

6 Inyección de salmuera de producción  

7 Inyección de aceite (10 VP) 

8 Inyección de salmuera de producción (10 VP) 

 

En la figura 3-10, 3-11 y 3-12 se muestran las curvas de permeabilidad efectiva al agua y 

al aceite antes y después de la inyección del surfactante, las curvas de permeabilidad 



48 Perfil de invasión de un surfactante aniónico en procesos de recobro 

mejorado 

 
relativa y de recobro respectivamente, en la tabla 3-6 se presentan las condiciones de la 

prueba. 

Tabla 3-6: Condiciones de prueba equipo Slim tube 

Diámetro (cm) 1,3 

longitud (cm) 100 

Arena (tamaño tamiz) 60-40 

Porosidad (%) 33 

Volumen poroso (cc) 41 

Presión sobrecarga (psi) 2000 

Caudal (cc/min) 0,3 

Temperatura (°C) 40 

Concentración surfactante (ppm) 800 

 

Figura 3-10: Permeabilidades efectivas en el Slim tube antes y después de la inyección 
de surfactante 
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De la figura 3-10 se puede observar que las permeabilidades efectivas al agua y al aceite 

se reducen después de la inyección del surfactante (15% y 11% respectivamente), 

siguiendo un comportamiento similar al presentado en los empaques de arena 

convencional de la sección anterior. Cabe recalcar que, aunque en ambas pruebas de 

recobro (empaque convencional y Slim tube) se utilizó la misma distribución de arena y 

fluidos, los valores de las permeabilidades tienen una gran diferencia debido a que en la 

construcción del empaque convencional se utiliza un compactador hidráulico que utilizo 

2000 psi de presión para realizar el medio poroso, por otro lado, la compactación del 

empaque de arena en el Slim tube se realiza con un compactador manual.  

De las curvas de permeabilidad relativa (figura 3-11) se ratifica que el medio poroso es 

humectable al agua y aunque existe diferencias en las saturaciones residuales con 

respecto al empaque convencional (debido a la construcción del empaque), el 

comportamiento antes y después de la inyección del surfactante es similar en ambas 

metodologías experimentales; respecto a las curvas de recobro mejorado (figura 3-12) 

después de la inyección del surfactante se obtiene un recobro incremental del 16%, en 

donde se evidencia que el surfactante genera un cambio en el medio poroso que se ve 

asociado a una disminución de la tensión interfacial entre el agua y el aceite.  

Figura 3-11: Curvas de permeabilidad relativa en el equipo Slim tube 
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Figura 3-12: Curvas de recobro en equipo Slim tube 

 

En conclusión, la prueba de recobro realizada en el Slim tube tiene un comportamiento 

similar a la prueba realizada en el empaque convencional, por lo tanto, el equipo diseñado 

y construido de 100 cm de longitud puede representar experimentalmente las pruebas 

realizadas en equipos convencionales, dando pie a que se pueda realizar la metodología 

para encontrar la profundidad de invasión del surfactante en el medio poroso. 

3.3.2 Construcción del perfil de invasión 

Para cumplir el objetivo principal del trabajo de investigación, se sigue el mismo 

procedimiento de la tabla 3-5 hasta el paso 5, con el que se obtiene la línea base de recobro 

en la longitud total y deja el medio saturado con 1 VP de surfactante; posteriormente, se 

procede a tomar tres secciones de 10 cm de longitud, como se indica en la figura 3-13, y 

se ubican en portamuestras diseñados para trabajar a las mismas condiciones del Slim 

tube, pero de longitudes menores (figura 3-14). 
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Figura 3-13: Secciones del Slim tube para prueba de profundidad de invasión 

 

Figura 3-14: Portamuestras para secciones del Slim tube 

 

En la figura 3-15 se muestra las curvas de permeabilidad relativa antes de la inyección del 

surfactante en el Slim tube, y la tabla 3-7 resume los datos que se obtienen en los 

desplazamientos. 
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Figura 3-15: Curvas de permeabilidad relativa en el Slim tube antes de realizar los cortes 

de 10 cm 

 

Tabla 3-7: Condiciones del medio poroso después de la inyección del surfactante en el 
Slim tube. Antes de realizar los cortes 

Porosidad (%) 28,5 

Volumen poroso (cc) 37 

Ko (mD) 210,3 

Kw (mD) 126,5 

Swirr (%) 22 

Sor (%) 19 

Recobro inicial (%) 76 

 

Después del remojo de 5 horas, se realizan los tres cortes en el Slim tube y se procede a 

inyectar de forma independiente salmuera de producción para observar si se obtiene una 

nueva producción de aceite, es decir, si es posible que de cada sección se pueda retirar 

una fracción del aceite residual que aún se encuentra en el medio poroso; los resultados 

se resumen en la figura 3-16. 
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Figura 3-16: Recobro de las tres secciones tomadas del Slim tube 

 

En la figura anterior se observa que, los recobros incrementales de cada una de las 

secciones tomadas del Slim tube disminuyen con la longitud, ahora, tomando como punto 

de comparación la prueba realizada en la sección 3.3.1, donde se observa que el 

surfactante actúa en el medio poroso y ayuda a tener un recobro incremental, se asume 

que las producciones de aceite de cada sección son gracias a la actuación del surfactante. 

Aunque el surfactante es eficiente al disminuir la tensión interfacial entre el agua y el aceite, 

lo cual genera que el aceite se pueda mover y ser producido, el alto valor de retención no 

deja que actúe de igual manera en todo el medio poroso, que debería ser igual ya que se 

inyecta 1 VP poroso de la solución del surfactante (800 ppm) al medio. Este fenómeno 

explica que la retención del surfactante es mayor en las primeras secciones del medio. 

La recuperación de aceite de las tres secciones representa un 5,6% del aceite residual que 

se encontraba en el medio antes de realizar los cortes, ahora, las tres secciones 

representan el 30% del volumen poroso del Slim tube, es decir que, si se analizara el 100% 

del Slim tube y asumiendo un comportamiento ideal, se tendría un recobro incremental 
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total del 18%, que es un valor similar al que se obtuvo en la prueba de recobro de la sección 

3.3.1 (16%). Esta comparación de los valores totales de recobro, muestra que la 

representación experimental mantiene las condiciones del medio poroso y se pueden 

realizar pruebas de profundidad de invasión. 

Tomando la ecuación de la línea de tendencia (ecuación 3-1) que se genera con los 

recobros de las secciones, se puede obtener los límites a los cuales el surfactante puede 

funcionar de manera eficiente. Si se asume que la eficiencia del recobro es únicamente 

función de la actuación del surfactante en el medio poroso esta misma ecuación puede 

representar la retención del surfactante en profundidad. 

𝑌 = −0,2𝑥2 − 0,3𝑥 + 3,4                                                                                                 (3-1)     

Donde “y” representa el recobro incremental y “x” la profundidad en el medio poroso, ahora, 

si aplicamos la definición anterior, “y” representaría la retención del surfactante en el medio 

poroso. 

Con los resultados obtenidos en la diferentes pruebas de desplazamiento y las 

comparaciones que se realizan entre ellos, las metodologías utilizadas pueden representar 

el perfil de invasión de un surfactante aniónico. 

3.4 Cambios de los estados de saturación 

Con el fin de obtener los perfiles de saturación durante la invasión de los fluidos al medio 

poroso, se diseñó y construyó un equipo que determina los cambios de saturación en 

planta por medio de un registro eléctrico con ayuda de 24 electrodos ubicados radialmente 

(figura 3-17). Con una capacidad de trabajar a presiones de poro de 100 psi y temperaturas 

de 60°C. Para la utilización de este equipo, se realiza una calibración previa con los fluidos 

que se van a utilizar en los desplazamientos en el medio poroso. 
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Figura 3-17: Equipo y modelo del equipo de resistividad. 

 

3.4.1 Construcción del perfil de invasión  

Siguiendo los lineamientos del capítulo 2, se procede a realizar la inyección de 1 VP de 

surfactante a la concentración ya establecida en todas las metodologías anteriores, las 

condiciones de la prueba se encuentran en la tabla 3-8. 

Tabla 3-8: Condiciones de operación para pruebas de perfiles de saturación 

Diámetro (cm) 30 

Espesor (cm) 5 

Arena (tamaño tamiz) 60-40 

Porosidad (%) 37 

Volumen poroso (cc) 1295 

Presión sobrecarga (psi) 0 

Caudal (cc/min) 1 

Temperatura (°C) 40 

Concentración surfactante (ppm) 800 

 

En la figura 3-18, están representados los cambios de saturación durante la inyección del 

surfactante en el medio poroso; cabe recalcar que la preparación de surfactante se realiza 

con agua desionizada. En este grafico se observa como inicia la inyección desde un punto 

y el desplazamiento del fluido hasta alcanzar el pozo productor. Una de las características 

en este proceso de invasión es la distribución de los frentes de avance del fluido, aunque 

la presunción es que los fluidos toman el camino de la mínima energía (desplazamientos 

cortos, es decir, en línea recta), los perfiles de saturación muestran canales preferenciales 

por la periferia del empaque de arena, asumiendo que no existen canales de comunicación 
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directos en la parte central del empaque; aunque con el tiempo el avance del fluido 

empieza a migrar a la parte central, es evidente que se realiza desde los extremos hacia 

el interior después de haber recorrido un frente por la periferia del sistema. 

Figura 3-18: Cambios del perfil de saturación en la inyección del surfactante 

 

Estos avances de los perfiles son un ejemplo de las heterogeneidades que se presentan 

en un medio poroso, más aún cuando se utiliza una distribución de tamaño de arena 

homogénea. Ahora, cuando se evalúa la retención del surfactante en el medio poroso, 

tomando como base los cambios en los valores de resistividad que se presentan en el 

gráfico con los cambios de colores, no es posible observar la cantidad de surfactante que 

queda retenido debido a que no existe un alto contraste de resistividad entre la solución 

del surfactante y el agua desionizada. 
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Aunque no puede observar el perfil de retención con el análisis de resistividad del medio, 

este tipo de pruebas permite conocer cómo se distribuyen los fluidos y como se dan los 

diferentes fenómenos cuando se presentan flujos radiales y nos acercamos más a las 

condiciones reales de campo. 

3.4.2 Perfiles de saturación en pruebas de recobro 

Con la construcción de un nuevo empaque de arena se procede a realizar el protocolo 

descrito en la sección 2.2.3, la tabla 3.9 resume las condiciones de prueba. 

Tabla 3-9: Condiciones de operación prueba de recobro equipo de resistividad 

Diámetro (cm) 30 

Espesor (cm) 5 

Arena (tamaño tamiz) 60-40 

Porosidad (%) 34 

Volumen poroso (cc) 1201 

Presión sobrecarga (psi) 0 

Caudal (cc/min) 1 

Temperatura (°C) 40 

Concentración surfactante (ppm) 800 

 

En la figura 3-19, se muestran los desplazamientos que se realizaron para simular el 

proceso de recobro; los datos de saturación se encuentran en la tabla 3-10. 

Tabla 3-10: Estados de saturación y recobro en el equipo de resistividad 

Volumen poroso (cc) 1201 

So (%) 63 

Swr (%) 37 

Recobro Inicial (%) 23,6 

Sor (%) 58 

Concentración surfactante (ppm) 800 
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Figura 3-19: Perfiles de saturación durante la inyección de salmuera y aceite 
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E F 

G H 

Resistividad 
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Durante la inyección de los fluidos de yacimiento se observa los cambios en los perfiles de 

saturación, el avance de los frentes de cada una de las fases (rojo para el agua y amarillo 

para el aceite) muestra como es la distribución en el medio poroso. Si se comparan los 

frentes de saturación de la salmuera y el aceite se evidencia que existe un canal de 

saturación principal en el centro del portamuestras, que difiere de lo observado en la 

inyección solo del surfactante en la sección anterior. Esta es una clara evidencia de las 

heterogeneidades que se presentan en el medio al construir un empaque de estas 

dimensiones, haciendo más representativo el medio poroso a las condiciones reales de los 

yacimientos. 

En el proceso de inyección de agua para obtener el recobro inicial, se observa que el 

barrido toma la dirección del canal preferencial encontrado anteriormente con la inyección 

de los fluidos (Figura 3-19F), la cantidad de aceite recuperado es del 23% con respeto a 

la saturación inicial de aceite que se encontraba en el medio poroso. 

Durante la inyección del surfactante el avance del frente no se identifica como una tercera 

fase, el cambio en el perfil de saturación del surfactante se presenta como un movimiento 

de un banco de agua (figura 3-19G), gracias a la poca diferencia de resistividad entre la 

salmuera de producción y la solución de surfactante.  

La recuperación terciaria de aceite después del remojo del surfactante y la inyección de 

salmuera de producción es del 6%, este bajo valor de recuperación respecto a las pruebas 

realizadas en los Slim tube y el empaque convencional es explicada gracias a las 

eficiencias de barrido que se tienen en pruebas experimentales lineales, conjuntamente, 

la inyección de surfactante se realiza en una solución de agua desionizada y no en una 

concentración de salmuera ideal para que el surfactante pueda actuar de forma eficiente, 

además, esta prueba no utiliza la inyección de fluidos de sacrificio como álcali, que 

permiten disminuir la retención en el medio poroso, ni polímeros que ayudan a realizar 

desplazamientos más homogéneos.  





 

 
 

4. Conclusiones y recomendaciones 

4.1 Conclusiones 

Con base en el trabajo desarrollado en esta tesis, se destacan las siguientes conclusiones: 

El modelo de retención propuesto por Solairaj ha sido utilizado en diferentes trabajos y es 

tomado como punto de partida para realizar otros modelos de retención que tienen mejor 

ajuste con datos experimentales; en el desarrollo de las pruebas de retención en el medio 

poroso que se realizaron en esta investigación, el valor teórico obtenido por el modelo de 

Solairaj difiere en un 70% del valor encontrado en la parte experimental, estas diferencias 

se deben a que el modelo utiliza variables que hacen parte de procesos de recobro con 

inyección de surfactantes – álcali- polímeros y el proceso representado en este trabajo solo 

tiene en cuenta la inyección de surfactantes en el medio poroso.  

La metodología propuesta para encontrar el perfil de invasión fue corroborada con pruebas 

convencionales donde se evidencia la retención del surfactante y como actúa en el medio 

poroso. Los valores de recobro que se obtienen en las diferentes secciones del Slim tube 

siguen los mismos lineamientos que los resultados obtenidos en las pruebas 

convencionales, lo que comprueba que la metodología y los equipos construidos sirven de 

manera exitosa para construir el perfil de invasión de un surfactante aniónico. 

Del perfil de invasión obtenido se confirma que la retención del surfactante es mayor en la 

cara del pozo y la concentración del surfactante disminuye a medida que avanza en el 

medio poroso. Esta construcción de perfiles de invasión genera un modelo que ayuda a 

interpretar cual es el límite de profundidad en el cual el surfactante aun presenta una 

eficiencia para obtener resultados de recobros incrementales, lo que constituye una ayuda 

para establecer un límite económico que tenga en cuenta la cantidad de surfactante que 

debe ser inyectada en el yacimiento. 
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Aunque con el registro de resistividad diseñado no se pudo observar el perfil de retención 

del surfactante, ni como es su avance cuando está en presencia de salmuera de 

producción y aceite debido al poco contraste de resistividad que existe entre la solución 

del surfactante y la salmuera de producción, estas pruebas sirven para conocer la 

distribución del aceite al interior del medio poroso y como es su distribución cuando se 

realizan invasiones con agua de producción , además, permiten hacer diseños de arreglo 

de pozos para aumentar la producción en un arreglo areal que representa un yacimiento.   

4.2 Recomendaciones 

Los resultados experimentales y el modelo que se genera con la línea de tendencia de los 

recobros incrementales que representan el perfil de invasión solo es representativo para 

el sistema de condiciones y fluidos planteados en este trabajo. Cada sistema (medio 

poroso, fluidos y condiciones operativas) de seguir la metodología propuesta en la sección 

2.2.2 para construir su propio perfil de invasión. 

Al igual que se realiza la prueba de recobro en secciones del Slim tube, se recomienda 

realizar pruebas de secciones inyectando trazadores para evaluar la retención de forma 

directa con pruebas que utilicen titulación cromatografíca de alto contraste que tiene mayor 

precisión que el método de titulación con azul de metileno utilizado en este trabajo de 

investigación. 

Se deben realizar pruebas que incluyan el uso de polímeros y álcalis para conocer como 

es el perfil de invasión de una prueba que simule los procesos reales que se realizan en 

campo. 

4.3 Ponencias 

Presentación Nacional – VII Escuela de Verano 2019: Nuevas Tecnologías en 

Productividad y Recobro Mejorado de Petroleo y Gas (Ev2019) – Study of Diverging Gel 

as a Enhanced Recover Method In a Slim tube: New Experimetal Methodology. Modalidad 

Poster.  

Presentación Nacional – VII Escuela de Verano 2019: Nuevas Tecnologías en 

Productividad y Recobro Mejorado de Petroleo y Gas (Ev2019) – Water Saturation 
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Monitoring Equipment In a Scale Oil Reservoir During an Enhanced Oil Recovery Process. 

Modalidad Poster.  

40th Annual Workshop and Symposium, Colombia on Innovative EOR Technologies 

2019: Enhanced Oil Recovery Technology Collabotarion Programme: Construction of 

Saturation Profiles From Resistivity Measure: An EOR Experimental Scale Application. 

Modalidad Ponencia.  

40th Annual Workshop and Symposium, Colombia on Innovative EOR Technologies 

2019: Enhanced Oil Recovery Technology Collabotarion Programme: Study of A Divergent 

Gel As An Enhanced Recover Method in a Slim Tube: A New Experimental Methodology. 

Modalidad Ponencia. 
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