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¿Es la nanotecnología escalable a un proceso 
convencional de inyección de polímero? 
La aplicación de nanotecnología en la industria de 
los hidrocarburos está en aumento, si bien para 
aplicaciones en recobro mejorado aún se encuentra 
en fase experimental de técnicas convencionales 
tanto térmica como no térmica, especialmente la 
recuperación por métodos químicos. El objetivo de 
este trabajo es evaluar la escalabilidad de dichas 
investigaciones desde el laboratorio hacia las 
condiciones operativas reales.
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L a recuperación de petróleo de los 
yacimientos colombianos se en-
cuentra, en su mayoría, en recupe-

ración primaria o flujo natural, donde 
la energía del yacimiento sufre una sig-
nificativa pérdida de presión y/o ener-
gía inicial que afectan las propiedades 
del fluido y, por consiguiente, su de-
pletamiento acelerado (Ali y Thomas, 
1996; Taber, Martin et al., 1996). 

Debido a esto, diversos métodos 
de recuperación mejorada de aceite 
son necesarios para aumentar o man-
tener la energía del yacimiento y con 
esto aumentar la eficiencia de recupe-
ración de aceite (Bavière, 1991). Uno 
de los métodos de recuperación con 
mayor madurez técnica y operativa 
en nivel mundial es la inyección de 
agua, cuyo fin es mantener y/o adicio-
nar energía al yacimiento inyectando 
grandes volúmenes de agua de dispo-
sición o captación, que incrementen 
ligeramente la eficiencia de barrido 
del petróleo (Sorbie, 2013). 

Sin embargo, en la inyección de 
agua se han identificado una serie de 
limitaciones, como relaciones desfa-
vorables de movilidad, alta interdi-
gitación y alto corte de agua en pro-
ductores, entre otros, que han sido 
estudiados en detalle tanto a escala de 
laboratorio y de campo (Craig, 1971; 
Willhite, 1986). A pesar de que los 
procesos de inyección de agua son 
ampliamente conocidos, se imple-
mentan en diferentes partes del mun-
do y alrededor del 40% de la produc-
ción mundial de petróleo es aportada 
por este método de recuperación (Al-
varado y Manrique, 2010), su eficien-
cia de barrido volumétrico es limitada 
por factores geológicos y petrofísicos 
donde las condiciones tanto de la roca 
como del fluido son adversas. 

Por lo tanto, después de un pro-
ceso de inyección de agua, más del 
60% del petróleo original en el lugar 
puede permanecer en el yacimiento 
(Levitt y Pope, 2008). Por esta razón, 
se requieren métodos de recuperación 
de aceite con mayores eficiencias de 
desplazamiento que aporten la mayor 
cantidad posible de barriles limpios 
en superficie. 

Particularmente, el factor de recu-
peración promedio en Colombia se 
encuentra alrededor del 18%, de los 
cuales aproximadamente el 88% de la 
producción corresponde a recupera-
ción primaria, el 11% a recuperación 
secundaria y el 1% restante a métodos 

EOR (Trujillo Portillo, Mercado Sierra 
et al., 2010). La inyección de políme-
ros es uno de los principales y más 
conocidos métodos de recobro mejo-
rado de petróleo, estos son inyectados 
al yacimiento con el fin de mejorar la 
movilidad efectiva del aceite, reducir 
la permeabilidad relativa del agua y 
aumentar la eficiencia de barrido. 

En Colombia, la inyección de po-
límeros ha sido aplicada en yacimien-
tos maduros, como Yariguí, Casabe y 
Chichimene, entre otros (Maya-Toro, 
Castro-García et al., 2015; Maya, Ji-
menez et al., 2015), con el fin de au-
mentar la viscosidad de la fase acuosa, 
disminuir la relación de movilidad, 
aumentar la eficiencia de barrido y el 
factor de recobro con el fin de aumen-
tar los barriles de aceite en superficie. 

Sin embargo, el rendimiento del 
proceso disminuye drásticamente en 
aplicaciones donde el medio poroso 
evidencia alta heterogeneidad hori-
zontal y vertical por efectos de ciza-
lla, profundidades mayores a 9000 ft, 
viscosidades del crudo mayores a 150 
cP, temperaturas mayores a 90 °C, al-
tas salinidades del agua de formación 
y/o captación, agentes bacterianos, 
oxidación y efectos físico-mecánicos, 
entre otros (Zhang, Zhang et al., 2006; 
Seright, Campbell et al., 2010; Sor-
bie, 2013). Lo expuesto representa un 
gran conjunto de desventajas al usar 
este tipo de técnicas como método de 
recuperación mejorada de aceite (Aya-
tollahi y Zerafat, 2012). 

Por otro lado, en el paso de inyec-
ción de agua a inyección de políme-
ros, las fuerzas viscosas (µ) toman ma-
yor relevancia para aumentar hasta en 
un orden de magnitud; sin embargo, 
no es suficiente para movilizar el acei-
te residual. La mayoría de los procesos 
de control de movilidad buscan adi-
cionar químicos como polímeros (por 
ejemplo, poliacrilamidas hidrolizadas 
o HPAM (Dyes, Caudle et al., 1954). 

Además, el rango de aplicación 
contempla aceites ligeros y mediana-
mente pesado, bajas salinidades y de 
medias a altas permeabilidades jun-
to con bajas temperaturas (FLOER-
GER 2016). De esta manera, con la 
inyección de polímeros aumenta el 
volumen de petróleo contactado del 
yacimiento, se reduce la canalización 
y aumenta el porcentaje de petróleo 
recobrado. 

Sin embargo, los compuestos quí-
micos empleados en los procesos 

de inyección de polímeros, como la 
HPAM (Manrique, Muci et al., 2007) se 
ven comúnmente afectados por la de-
gradación térmica, química, biológica 
y mecánica tanto en la superficie como 
en las condiciones del yacimiento, lo 
que dificulta la eficacia de la técnica 
(Mogollon y Lokhandwala, 2013). 

El comportamiento de las solucio-
nes poliméricas a condiciones diná-
micas de flujo a diferentes esfuerzos y 
tasas de corte es una de las variables 
para tener en cuenta, debido a su ca-
rácter pseudoplástico. Las soluciones 
poliméricas al ser fluidos no newto-
nianos, su viscosidad es función de la 
tasa y esfuerzo de corte, y son variable 
y dependiente de la geometría, veloci-
dad de flujo en tuberías y yacimiento, 
distribución de los canales de flujo de 
la formación, debido a la relación de 
la degradación del polímero cuando se 
atraviesa por diferentes escenarios de 
campo (Seright, Seheult et al., 2008). 

Por otro lado, en un proceso de 
inyección de polímeros la eficiencia 
vertical y areal aumenta significati-
vamente, debido a la dinámica de 
flujo de la solución polimérica por 
la formación en donde mitiga la ca-
nalización a causa de su mayor visco-
sidad, y de esta manera contacta una 
mayor porción del aceite residual. 
Como consecuencia, el diferencial de 
presión en el yacimiento y el barrido 
volumétrico aumenta, influyendo de 
manera importante en la fracción o 
volumen poroso inaccesible (VPI), 
donde las moléculas de polímero son 
más grandes en comparación con las 
gargantas de poro y en la reducción de 
la permeabilidad aparente de la roca 
por el incremento de la viscosidad de 
los fluidos inyectados en un proceso 
de desplazamiento con polímeros.

Nanotecnología

En la última década se ha eviden-
ciado un crecimiento en el diseño y 
la fabricación de nanomateriales, es-
pecíficamente de nanopartículas (NP) 
(Wang, Duan et al., 2005). Las nano-
partículas son todas aquellas partí-
culas que tiene una dimensión en el 
rango de 1 nm a 100 nm. 

Poe ello, en esta escala las pro-
piedades físicas y químicas de estos 
materiales, como el área superficial, 
el volumen, la conductividad, la reac-
tividad, el magnetismo, etc. pueden 
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tener aplicaciones de mayor nivel en 
comparación con la escala micro y 
macro. Estas propiedades convierten a 
las nanopartículas en una alternativa 
muy prometedora para la optimiza-
ción de procesos y/o productos en la 
industria del petróleo, y así garantizar 
un suministro de energía más eficien-
te que satisfaga la demanda de petró-
leo mundial actual y futura.

Nanotecnología aplicada en 
la industria de los hidrocarburos 

En la búsqueda de procesos más 
eficientes de recuperación de crudo en 
yacimientos de crudo pesado y extra-
pesado, la industria petrolera debido a 
la creciente demanda mundial, la de-
clinación en las reservas y el aumento 
en el porcentaje de la recuperación 
de crudo tiene la necesidad de desa-
rrollar sistemas novedosos y con gran 
potencial para convertir las reservas 
de crudos pesados y extrapesados, en 
productos con menores costos de pro-
ducción y operación, pero con mayor 
valor agregado. Los avances en la na-
notecnología ofrecen la posibilidad de 
ir más allá de las actuales alternativas 
para el suministro de energía median-
te la introducción de tecnologías más 
eficientes y ecológicamente racionales 
(Francisco, 2013). 

La nanotecnología ofrece un enor-
me potencial, como las nanopartículas 
se encuentran en una escala nanomé-
trica, proporcionan un transporte efec-
tivo en la formación, es decir, una alta 
movilidad en el medio poroso. Esto re-
sulta beneficioso en muchos de los pro-
cesos de la industria de los hidrocarbu-
ros como en procesos de EOR en donde 
permitiría recuperar el mayor porcen-
taje de aceite residual de yacimientos 
actuales y depletados, en operaciones 
que afecten la formación permitiendo 
mitigar el daño a la formación a causa 
de la perforación, la migración de fi-
nos y el bloqueo por emulsiones, entre 
otros (Bennion, 2002). 

Nanotecnología en la inyección 
de polímeros: degradación térmico-
química 

La aplicación de la nanotecnolo-
gía está empezando a ser estudiada a 
escala experimental con pocas aplica-
ciones a escala de campo en procesos 
EOR con nanopartículas en polímeros 
dispersos en el agua de inyección para 

disminuir la degradación térmica, 
química y mecánica que sufren los 
polímeros al permanecer por un largo 
período a condiciones de yacimiento, 
teniendo en cuenta que las nanopartí-
culas son estables térmica y química-
mente (aumento de la perdurabilidad 
a condiciones de yacimiento). La in-
teracción de nanopartículas en la ma-
triz del polímero con el fin de mejo-
rar su dispersión y adsorción en este, 
han sido estudiadas ampliamente, ya 
que estas propiedades pueden verse 
mejoradas mediante la modificación 
química y/o física superficial de las 
nanopartículas (Zou, Wu et al., 2008; 
Lau, Yu et al., 2016). 

La dispersión de nanomateriales 
en la matriz del polímero impactan 
fuertemente sus características po-
tencializando sus propiedades, como 
aumentar la viscosidad y la resisten-
cia a la degradación (Ray y Okamoto, 
2003; Hussain, Hojjati et al., 2006). 
Asimismo, se ha logrado la reducción 
en la degradación térmica y química 
de un polímero comercial con la adi-
ción nanopartículas de sílice hasta 
un 60%. Además, al reemplazar una 
porción del sistema con nanopartícu-
las, la cantidad de polímero se redu-
ce obteniendo mejores propiedades 
viscoelásticas y un comportamiento 
estable del polímero (Giraldo, Giraldo 
et al., 2017). Hu y col. (2017) mostra-
ron que la adición de nanopartículas 
de óxido de sílice a soluciones poli-
méricas mejoran significativamente 
la viscosidad y las propiedades vis-
coelásticas de HPAM en solución a 
condiciones de alta temperatura y alta 
salinidad. 

Los resultados mostraron que des-
pués de 12 días a una temperatura de 
80 °C se obtiene una estabilidad del 
polímero y un aumento en la visco-
sidad con la adición de 0.8 %p/p de 
nanopartículas. Además, por medio 
de análisis de espectroscopía infrarro-
ja logran asociar la interacción de los 
grupos superficiales de las nanopartí-
culas como silanoles y los grupos car-
bonilos de la HPAM mediante puen-
tes de hidrógeno, entrecruzando las 
cadenas poliméricas y aumentando su 
elasticidad. Yousefvand y col. (2015) 
estudiaron el comportamiento reoló-
gico del fluido polímero/agua después 
de la adición de nanopartículas en 
condiciones de laboratorio.

Los autores mostraron que las sus-
pensiones resultantes tienen un com-
portamiento de tipo nanofluido y que 
el aumento de la viscosidad del siste-
ma puede atribuirse principalmente a 
las propiedades de reticulación de las 
nanopartículas. Sin embargo, las con-
centraciones de polímero y nanopar-
tículas usadas son amplias (>1%p/p), 
lo que aún es considerado un reto 
operativo, técnico y económico para 
ser aplicado en campo.

Nanotecnología en la inyección de 
polímeros: flujo en medios porosos 

Para el entendimiento del compor-
tamiento de soluciones poliméricas 
con nanopartículas en flujo dinámico, 
es necesario evaluar las interacciones 
fluido-fluido y fluido-roca del sistema 
polímero-nanopartículas-roca-aceite a 
las condiciones petrofísicas y operati-
vas reales de yacimiento con el fin de 
determinar el efecto de cada compo-
nente en la humectabilidad, retención 
hidrodinámica, adsorción, tensión 
interfacial y por ende el aumento en 
el factor de recobro de aceite. En di-
versos estudios (Torsæter et al., 2012; 
Hendraningrat, Shidong et al., 2012; 
Yu, An et al., 2012; Li, Kaasa et al., 
2013), se han investigado ampliamen-
te el transporte y el efecto de nano-
partículas de diferentes naturalezas y 
humectabilidades (0.01, 0.1, 0.5%p/p) 
en medios porosos (areniscas, arcillas 
y dolomitas) considerando factores 
como la mojabilidad, la adsorción-
desorción (1.27 mg/g a 5000 ppm), 
permeabilidad (250-450 mD), deltas 
de presión y recuperación de aceite. 

Estos estudios indican la significa-
tiva alteración de la mojabilidad del 
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medio hacía un medio mojado fuer-
temente por el agua, reducción de la 
permeabilidad del medio, debido a la 
retención de nanopartículas, que a su 
vez se debe a la adsorción-desorción 
del medio poroso alrededor de 50 mD. 

Además, encontraron que la ad-
sorción de nanopartículas en diferen-
tes medios porosos requiere menos de 
12 horas para alcanzar el equilibro, en 
donde la adsorción en mono y multi-
capa resulta ser irreversible y es mayor 
en rocas arcillosas en comparación 
con areniscas limpias. 

Zamani y Maini (2009) estudiaron 
el comportamiento de la filtración de 
fluidos en medios porosos en donde 
se identifica que las fuerzas fisicoquí-
micas partículas suspendidas-roca, el 
tamaño de las partículas, la velocidad 
del fluido y el tamaño de poro son los 
principales factores en la reducción 
de la permeabilidad, el aumento en el 
gradiente de presión y la modificación 
del medio poroso. Zhang y col. (2015) 
encontraron que las nanopartículas 
entre 5-50 nm fluyen fácilmente a tra-
vés del medio poroso (empaques). 

Sin embargo, las interacciones fisi-
coquímicas entre las nanopartículas y 
la roca generan retenciones reversibles 
e irreversibles considerables que de-
penden de la concentración y tipo de 
nanopartículas, la tasa de inyección y 
el contenido de arcillas. Aseguran que 
este comportamiento es diferente a una 
adsorción de solutos (depende del me-

dio poroso) y un proceso de filtración 
(depende de la capacidad de retención 
y reversibilidad del proceso). 

Por otro lado, el efecto de iones 
mono y divalentes en presencia de 
nanopartículas y polímeros podría 
aumentar la afinidad y/o adsorción de 
las nanopartículas hacia el medio po-
roso, ya sean areniscas, arcillas o rocas 
calcáreas. Sin embargo, la presencia 
de sales refleja menores tiempos de 
ruptura y mayores recobros a mayor 
salinidad y concentración de nano-
partículas (Abhishek, Hamouda et al., 
2018; Bessaies-Bey; Fusier et al., 2018; 
Ameli, Moghbeli et al., 2019). 

Todas estas investigaciones re-
copilan una serie de experimentos y 
metodologías de flujo de nanofluidos 
en medios porosos con altas concen-
traciones de nanopartículas (Np>500 
ppm) donde factores, como la adsor-
ción, desorción, bloqueo, transporte 
y agregación de nanopartículas son 
determinantes a la hora de evaluar y 
aplicar nanofluidos en medios poro-
sos junto con las atracciones van der 
Waals, fuerzas de repulsión de doble 
capa y Born, interacciones ácido-base 
e hidrodinámicas que rigen el com-
portamiento del nanofluido en todo 
momento (Khilar y Fogler, 1998; Ju, 
Dai et al., 2002). 

Esta investigación pretende eva-
luar experimentalmente la inyectivi-
dad de soluciones poliméricas y na-
nopartículas a condiciones de una in-

yección real de campo. Se plantea un 
caso de inyección de polímero (250 
mg/L) y nanopartículas (100 mg/L) 
como una de las opciones tecnoló-
gicas para optimizar la inyección de 
polímeros en medios de altas tempe-
raturas y salinidades.

 Se asume una inyección de 0.4 
VP de este sistema en el patrón de un 
pozo inyector, que representaría la 
inyección de aproximadamente 200 
toneladas de nanopartículas si se in-
yectaran 18.8 MMbbls. Por lo tanto, 
para validar la viabilidad de inyectar 
sistemas de nanopartículas a escala de 
proyectos de recobro (EOR) se debe 
demostrar que la inyección de estas 
cantidades de nanopartículas no ge-
nere un daño a la formación (pérdidas 
de inyectividad).

Materiales y reactivos

El polímero comercial usado es 
una poliacrilamida parcialmente hi-
drolizada (HPAM, de sus siglas en 
inglés) de un peso molecular y por-
centaje de hidrolisis proporcionados 
por el productor de 2-6 MDa y 30%, 
respectivamente. Las nanopartícu-
las empleadas fueron nanopartículas 
comerciales de óxido de sílice (SiO2 
99%, Evonik - ALE) Aerosil 380 con 
un área superficiales de 380 m2/g. 

El trazador usado es KCl (99%) y 
el agua de inyección consiste en agua 

Q
 (
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/m

in
)

Tiempo (min)

100 VP (Pol./Np - H2O - H2O/Np)

Kw
Kw

KCI KCI

700 ml

700 ml

5600 ml

1 cm3/mín.

3 cm3/mín.

5 cm3/mín.

Figura 1. Esquema de inyección de agua, salmuera y soluciones poliméricas con nanopartículas en función del tiempo y la tasa de inyección a condiciones 
atmosféricas en núcleos de Berea saturados en agua (Sw = 100%).
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tipo II (destilada con pH≈6). Para la 
evaluación en condiciones dinámicas 
se usaron núcleos vírgenes de Berea 
con rangos de permeabilidad al aire 
de aproximadamente 500 mD.

Metodología

Diámetro hidrodinámico de partícula
Para la determinación del diáme-

tro de partícula y tamaño de agregado 
de polímero-nanopartícula se emplea 
la técnica de dispersión dinámica de 
luz (DLS, de sus siglas en inglés) y 
análisis de rastreo de nanopartículas 
(NTA, por sus siglas en inglés) en un 
rango de 106 a 109 partículas/mL con 
el fin de obtener el tamaño hidrodiná-
mico y dispersión de las nanopartícu-
las en el fluido. Para la medición, las 
muestras de nanopartículas son dis-
persadas en el fluido (agua destilada) 
en diferentes concentraciones (10, 20, 
30, 40, 50, 100, 250 y 500 mg/L) y lue-
go es sometida a ultrasonido durante 
y previo a la medición a temperatura 
ambiente durante 1 hora.

Potencial zeta y punto isoeléctrico
Para la medición del potencial 

zeta se empleó un Zetasizer ZS (Mal-
vern Panalytical, UK), donde se aplica 
un campo eléctrico a una dispersión 
de nanopartículas en agua. Las nano-
partículas que poseen una nube de 
carga superficial positiva o negativa 
migran hacia el lado opuesto de la 
carga aplicada. Mientras las partículas 
se mueven, la dispersión de luz que 
generan las partículas en el medio 
causa el Efecto Doppler, dependiendo 
del movimiento electroforético de las 
partículas.

Estabilidad de nanopartículas 
Para el seguimiento y la determi-

nación de la estabilidad de las nano-
partículas en medio acuoso, se empleó 
un Turbiscan Classic (Formulaction, 
FRA) en donde la concentración de 

100 ppm de nanopartículas en agua y 
polímero a condiciones atmosféricas 
su estabilidad es evaluadas en función 
del tiempo (hasta 7 días). El procedi-
miento consiste en la dispersión y re-
cepción de luz a través de la muestra 
por transmisión (T) y retrodispersión 
(BS) en función de la distancia y la 
concentración de partículas.

Preparación del nanofluido políme-
ro-nanopartículas

Las soluciones poliméricas fueron 
preparadas y caracterizadas siguiendo 
la norma API 63, considerando las re-
comendaciones de agitación, tiempo 
total de solubilidad, hidratación, radio 
de filtrabilidad y filtrabilidad acumula-
da para asegurar su homogeneidad, es-
tabilidad e inyectividad. Para esto, pri-
mero se prepara una solución madre 
de polímero (2000 mg/L) en agua des-
tilada y posteriormente la solución es 
diluida a una concentración específica 
(200, 250 y 300 mg/L) y luego evalua-
da a una concentración de nanopartí-
culas de 100 mg/L, todo esto teniendo 
en cuenta la viscosidad objetivo del 
campo a evaluar (30 cP a 25 °C). 

Una vez que la solución poliméri-
ca se encuentra totalmente hidratada, 
se procede con la adición de las nano-
partículas mediante mezclado homo-

géneo lento (300-500 RPM). Esta me-
todología consiste en la adición de las 
nanopartículas previamente secadas 
(120 °C y expuestas a desecador por 
24 horas) de la manera más dispersa 
y lenta posible (para evitar la aglome-
ración del sistema) en la solución po-
limérica hasta obtener una solución 
homogénea (t >4 horas). Se recomien-
da usar ultrasonido sin calentamiento 
(sonda) durante y previo a la aplica-
ción del nanofluido para asegurar dis-
persión física de las nanopartículas.

Comportamiento reológico de las 
soluciones poliméricas con nano-
partículas

Las mediciones reológicas para las 
soluciones poliméricas antes y después 
del flujo por el medio poroso se reali-
zaron usando un reómetro Anton Para 
MCR 702 (Anton Paar GmbH, AUT) 
con la geometría de doble gap a condi-
ciones atmosféricas en un intervalo de 
velocidad de cizallamiento de 4 a 400 
s-1. Cada muestra es sometida a las di-
ferentes tasas de corte con el fin de co-
nocer el comportamiento de la viscosi-
dad del nanofluido a las tasas de cizalla 
presentes en el medio poroso para cada 
tasa de inyección (1, 3 y 5 cc/min).

Muestra Longitud (cm) Diámetro (cm) Volumen poroso (cm3) Volumen de granos (cm3) Porosidad (%) Permeabilidad al aire (mD)

B1 30,613 3,737 70,93 264,84 21,125 528,514

B2 30,537 3,726 71,78 261,188 21,558 547,027

Tabla 1. Características petrofísicas de los núcleos de Berea.
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Modelamiento del comportamiento 
viscoso de las soluciones poliméricas

Cada comportamiento reológico 
de las soluciones poliméricas es re-
presentado mediante modelos reo-
lógicos. En este caso, el modelo de 
Carreau presentó los mejores ajustes 
respecto de otros modelos, y serán 
ajustados mediante el parámetro de 
error medio cuadrático (RSME, de sus 
siglas en inglés) (Montgomery, 1991; 
Nassar y Betancur et al., 2015). El 
modelo Carreau (Carreau, 1972) in-
troduce parámetros reológicos como 
el tiempo de relajación que requiere 
el sistema para regresar al equilibrio 
(lc). Por otro lado, los parámetros de 
viscosidad a un esfuerzo de cizalla en 
el tiempo de cero e infinito (m0,g y m

∞,g
) 

son alterados significativamente en 
presencia de nanopartículas en com-
paración con el sistema base del siste-
ma polimérico.

Evaluación del sistema polímero-
nanopartículas a condiciones diná-
micas

Para la evaluación de la inyecti-
vidad de nanofluidos polímero-agua-
nanopartículas a través de medios 
porosos a condiciones de inyección 
representativas de campo se usaron 
núcleos de Berea procurando mante-
ner las mismas características de per-
meabilidad y porosidad en todos los 
núcleos (Tabla 1) a las mismas condi-
ciones de flujo (1, 3 y 5 cc/min). Los 
núcleos de Berea son de 12 pulgadas 
(1 ft) de longitud, 1.5 pulgadas de 
diámetro y un volumen poroso de 

aproximadamente 70 cm3 a condición 
de saturación de agua (Sw). La inyec-
ción consiste en fluir 100 VP distri-
buidos en 10, 10 y 80% para cada tasa 
de 1, 3 y 5 cc/min, respectivamente 
(Figura 1) y que corresponden a 0.4 
VP del yacimiento (18.8 MMbbls) in-
cluyendo 100 ppm de nanopartículas 
(200 toneladas). La tasa de inyección 
del piloto de inyección de polímero 
en campo es de 5750 bbl/d en un in-
tervalo de 300 ft. Esta tasa de inyec-
ción fue escalada para representar la 
inyectividad del nanofluido en un 
espesor de 1.5 pulgadas (diámetro del 
núcleo de Berea). El volumen total 
inyectado en el núcleo de Berea es de 
aproximadamente 7 litros y 700 mg 
de nanopartículas de óxido de sílice. 
Por otro lado, el medio poroso es ana-
lizado antes y después de la inyección 
de la solución polimérica con nano-
partículas mediante microscopía elec-
trónica de barrido acoplada a rayos 
X (SEM/EDS), con el fin de evaluar el 
efecto del tratamiento inyectado en 
términos de interacción con la mine-
ralogía de la roca.

Evaluación del medio poroso me-
diante el método de momentos

La inyección de un trazador en 
un medio poroso permite evaluar 
volúmenes porosos barridos y cana-
les hidráulicos de las zonas permea-
bles mediante el método de los mo-
mentos, el cual se fundamenta en el 
concepto de la distribución de los 
tiempos de residencia (Danckwerts, 
1953; Deans, 1978; Shook; Ansley et 

al., 2004, Shook y Forsmann, 2005). 
Para un trazador conservativo (1% 
KCl) inyectado como un pulso con 
volumen definido (0.1 VP) durante un 
tiempo determinado, el volumen po-
roso barrido, Vs, es determinado de la 
concentración de trazador producido 
de acuerdo con la siguiente ecuación 
(Shook y Pope et al., 2009):

Montaje y protocolo experimental
El protocolo experimental para la 

evaluación de la inyectividad de so-
luciones poliméricas con nanopartí-
culas fue realizado en la muestra B1, 
mientras que para la inyección de 
agua y agua/nanopartículas fue usada 
la muestra B2. Ambos medios porosos 
a condiciones de Sw 100%. Para la 
Etapa 1 se evalúa el proceso de inyec-
ción de una solución polimérica en 
presencia de nanopartículas a tasas de 
inyección (1, 3 y 5 mL/min) con es-
fuerzos de corte equivalentes en cara 
de pozo (81.9, 245.8 y 409.8 s-1) de la 
siguiente manera:

1. Saturación del núcleo en agua 
destilada en el portanúcleos con 
presión de confinamiento inicial 
de 800 Psi (24 horas). 

2. Inyección de agua destilada hasta 
alcanzar condiciones de estabili-
dad (4 deltas de presión). 

3. Inyección de 0.1 VP (7 mL) de 
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Figura 2. a) Diámetro hidrodinámico y b) comportamiento electrocinético de nanopartículas de SiO2 en agua tipo II a 30 °C.
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trazador (1% KCl), registrando 
en todo momento los volúmenes 
producidos de agua y la caída de 
presión.

4. Inyección de agua destilada has-
ta alcanzar la conductividad del 
agua inyectada y condiciones de 
estabilidad (4 deltas de presión).

5. Inyección del nanofluido (250 
ppm polímero + 100 ppm NP) a 
las tasas definidas (Figura 1), re-
gistrando en todo momento los 
volúmenes producidos y la caída 
de presión. 

6. Inyección de agua destilada post-
nanofluido hasta alcanzar la con-
ductividad del agua inyectada y 
condiciones de estabilidad (4 del-
tas de presión).

7. Inyección de 0.1 VP (7 mL) de 
trazador (1% KCl), registrando 
en todo momento los volúmenes 
producidos de agua y la caída de 
presión.

8. Inyección de agua destilada post-
salmuera hasta alcanzar la con-
ductividad del agua destilada in-
yectada y condiciones de estabili-
dad (4 deltas de presión).

Para las etapas 2 y 3 se evalúa el 
proceso de inyección de agua y agua/
nanopartículas a tasas de inyección 
(1, 3 y 5 mL/min) con esfuerzos de 
corte equivalentes en cara de pozo 
(81.9, 245.8 y 409.8 s-1) de la siguiente 
manera:

1. Saturación del núcleo en agua 
destilada en el portanúcleos con 
presión de confinamiento inicial 
de 800 Psi (24 horas). 

2.  Etapa 2: inyección de agua des-
tilada hasta alcanzar condiciones 
de estabilidad para cada tasa de 
flujo (4 deltas de presión). 

3. Inyección de 0.1 VP (7 mL) de 
trazador (1% KCl), registrando 
en todo momento los volúmenes 
producidos de agua y la caída de 
presión.

4. Inyección de agua destilada has-
ta alcanzar la conductividad del 
agua inyectada y condiciones de 
estabilidad (4 deltas de presión)

5. Inyección de agua destilada a las 
tasas definidas en el protocolo de 
trabajo (100 VP), registrando en 
todo momento los volúmenes 
producidos y la caída de presión. 

6. Etapa 3: inyección de agua des-
tilada hasta alcanzar condiciones 
de estabilidad (4 deltas de pre-
sión).

7. Inyección de nanofluido (agua + 
100ppm NP) a las tasas definidas 
en el protocolo de trabajo (100 
VP), registrando en todo momen-
to los volúmenes producidos y la 
caída de presión.

8. Inyección de agua destilada hasta 
alcanzar condiciones de estabili-
dad (4 deltas de presión).

9. Inyección de 0.1 VP (7 mL) de 
trazador (1% KCl), registrando 
en todo momento los volúmenes 
producidos de agua y la caída de 
presión.

10. Inyección de agua destilada post-
salmuera hasta alcanzar la con-

ductividad del agua destilada in-
yectada y condiciones de estabili-
dad (4 deltas de presión).

Resultados
El comportamiento de las nano-

partículas de óxido de sílice (SiO2) en 
medio acuoso fue evaluado a diferen-
tes concentraciones con el fin de de-
terminar su tamaño hidrodinámico y 
a una concentración fija de 100 mg/L 
para el comportamiento electrociné-
tico en función del pH debido a que 
será la concentración por evaluar a 
condiciones dinámicas. En la figura 2 
se presenta el diámetro hidrodinámi-
co de las nanopartículas el cual indica 
un tamaño constante desde 10 mg/L a 
50 mg/L, lo cual determina un tama-

Figura 3. Comportamiento de la estabilidad mediante a) Transmisión (%T) y b) Retrodispersión (%BS) 
del sistema agua/nanopartículas durante un período de 7 días a 30 °C.
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ño de partícula de 119 nm consisten-
te con lo informado por Chen (Chen, 
Øye et al., 2005) donde reporta un ta-
maño de 190 nm junto con un com-
portamiento de aglomeración estable 
incluso después del sometimiento a 
ultrasonido. Además, el análisis de 
seguimiento de partícula indica una 
distribución de partícula con mayor 
concentración (0.9 partículas/mL) en-
tre 103-230 nm a 100 mg/L de nano-
partículas de SiO2. Por un lado, la dis-
tribución de cargas negativas sobre la 
superficie energética de las nanopar-
tículas aumenta proporcionalmente 
conforme aumenta el pH en el medio, 
debido a la cantidad de iones dispo-
nibles en solución. Por otro lado, la 
región del potencial zeta <-30 mV 
correspondiente a pH>3.5 representa 
una región amplia de pH para man-
tener la estabilidad electrostática del 
sistema a un pH entre 6~7 en el agua 
tipo II (Olhero y Ferreira, 2004; Chen, 
Øye et al., 2005).

En la figura 3 se presenta la esta-
bilidad de las nanopartículas de SiO2 

en agua tipo II durante 7 días a con-
diciones atmosféricas. La estabilidad 
de las nanopartículas presenta un 
comportamiento constante durante 
el tiempo evaluado para la concentra-
ción de 100 mg/L de nanopartículas 
sin presentar ninguna variación en 
la transmisión (%T) y retrodispersión 
(%BS) del sistema en comparación 
con la muestra base (agua tipo II en 
ausencia de nanopartículas). Esto su-
giere que las nanopartículas dispersas 
en agua tipo II presentan un efecto de 
doble capa difusa con mayor espesor 
en comparación a un sistema con pre-

sencia de iones lo que aporta a la esta-
bilidad de la suspensión en el sistema 
a las condiciones evaluadas (Li, Hadia 
et al., 2018).

Por otro lado, el comportamiento 
de la solución polimérica con agua 
destilada (agua tipo II) presenta va-
lores de viscosidad a las concentra-
ciones evaluadas consistentes con lo 
informado en literatura (Giraldo; Gi-
raldo et al., 2017; Lady Giraldo, 2018). 
La concentración a evaluar es de 250 
mg/L, la cual representa la viscosidad 
objetivo del campo seleccionado de 
30 cP a condiciones de superficie. En 
la figura 4 se presenta el ajuste de los 
datos experimentales a los diferen-
tes modelos de viscosidad donde se 
observa una diferencia del error cua-
drático medio menor a 1%. Sin em-

bargo, el modelo que se ajusta con el 
menor error es el modelo de Carreau 
(%RSME<0.08) en comparación con 
los modelos de Cross, Herschel-Buc-
kley, Ostwald y Carreau-Yasuda. Por 
lo tanto, se selecciona el modelo de 
Carreau para representar el comporta-
miento reológico de la solución poli-
mérica en este estudio.

La viscosidad y el tamaño de agre-
gados de las soluciones poliméricas en 
presencia y ausencia de nanopartículas 
se presenta en la figura 5. La adición 
de 100 mg/L de nanopartículas a la 
concentración objetivo de 250 mg/L 
incrementa la viscosidad del sistema 
de igual manera que la concentración 
de 300 mg/L de polímero. Sin embar-
go, los tiempos de relajación (0.93), el 
índice de pseudoplasticidad (0.29), la 

Figura 4. Ajuste de modelos reológicos a datos experimentales de viscosidad de la solución polimérica a 
250 mg/L en agua tipo II y 30 °C.
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viscosidad inicial (95 cP) y final (2.45 
cP) presentan mejoras significativas 
después de la adición de nanopartícu-
las en comparación con el sistema base 
de 250 mg/L (0.98, 0.3, 95 cP, 1.4 cP). 
Asimismo, los tamaños de agregado 
del sistema polimérico en presencia 
de nanopartículas disminuyen com-
portándose de manera muy similar a 
la solución polimérica con mayor con-
centración (300 mg/L). Es decir, el siste-
ma adquiere una mayor viscosidad con 
tamaños de agregados característicos de 
un aumento de la concentración de po-
límero, lo que indica una nueva red o 
entrelazamiento de las cadenas polimé-
ricas con las nanopartículas.

La estabilidad de la solución po-
limérica es presentada en la figura 
6 donde a partir de los 720 minutos 
(12 horas) hay presencia de agregados 
polímero-nanopartícula de mayor ta-
maño en el sistema. Sin embargo, es-
tos agregados permanecen constantes 
sin precipitación en el tiempo evalua-
do, lo que representa estabilidad de 
la dispersión de nanopartículas en la 
fase polimérica debido a la continua 
interacción de los grupos funcionales 
del polímero y las nanopartículas que 
permiten la formación de una nueva 
estructura favorecida por la adsorción 
polímero-nanopartícula (Giraldo; Gi-
raldo et al., 2017; Hu, Haruna, et al. 

2017; Lady Giraldo, 2018). 
Además de la estabilidad de la na-

nopartícula en la solución polimérica, 
es necesario evaluar su inyectividad 
mediante el radio de filtrabilidad y 
filtrabilidad acumulada. Los tiempos 
de filtración de una solución poli-
mérica de 250 mg/L estuvieron cerca 
de 144 a 155 minutos, lo que indica 
que presenta un radio de filtrabilidad 
entre 0.94 y 0.96. Sin embargo, des-
pués de la adición de nanopartículas 
a ese mismo sistema, los tiempos de 
filtrado superan los 450 minutos con 
unos radios de filtrabilidad de 3 y 5 
que indican que el sistema se encuen-
tra bastante alejado de fluir como el 
agua (RF=1) o quizás esta técnica de 
caracterización convencional de so-
luciones poliméricas no es la requeri-
da para sistemas con nanopartículas 
dispersas. Por otro lado, la filtrabi-
lidad acumulada del sistema en au-
sencia de nanopartículas alcanza un 
plateau en la presión de inyección y 
luego permanece aproximadamente 
estable. Esto es representativo en una 
inyección convencional de polímero 
mientras que después de la adición de 
nanopartículas, el sistema presenta 
un incremento en la presión de in-
yección sin alcanzar una estabilidad, 
debido al continuo requerimiento de 
energía para permitir el flujo a través 
del espacio permeable en donde fac-
tores, como la retención mecánica, 
hidrodinámica y/o bloqueo son varia-
bles críticas del proceso.

La evaluación dinámica de la solu-
ción polimérica en presencia de nano-
partículas (Figura 8a) y la dispersión 
de nanopartículas en agua (Figura 8b) 

Figura 6. Comportamiento de la estabilidad mediante a) Transmisión (%T) y b) Retrodispersión (%BS) 
del sistema polímero/nanopartículas durante un período de 7 días a 30 °C.

Figura 7. Filtrabilidad acumulada de las solucio-
nes poliméricas en presencia y ausencia de nano-
partículas a través de un filtro de 5 µm a tasa de 
2 cc/min a 30 °C.
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fueron realizadas en muestras de Be-
rea (B1-530 mD y B2-547 mD) a di-
ferentes tasas de inyección (1, 3 y 5 
cc/min) y a condiciones de saturación 
de agua (Sw 100%), presión de poro 
de 1100 psi, presión de producción de 
200 psi y 30 °C. La figura 8a presenta 
el comportamiento de la presión (dP) 
y la permeabilidad (K) de la solución 
polimérica con 100 mg/L nanopar-
tículas en función de los volúmenes 
porosos inyectados (VP) en donde se 
inicia con la inyección de agua tipo 

II (destilada) para la obtención de la 
permeabilidad al agua (Kw=437 mD 
y 1.5 psi) reduciendo un 17% la per-
meabilidad original. Seguidamente, 
se evidencia que la inyección de 0.1 
VP de trazador (1% KCl) que afecta 
negativamente la permeabilidad del 
medio un 67% (Kw=144 y 4.7 psi) res-
pecto de la permeabilidad inicial. Esto 
sugiere que la presencia de algunos 
minerales arcillosos y/o feldespatos 
(Figura 12) junto con el continuo la-
vado de una salmuera de KCl en me-

dios saturados con agua de muy baja 
salinidad podría causar un daño aso-
ciado por el intercambio iónico entre 
el medio poroso y el fluido inyectado, 
como una lixiviación de las trazas de 
materiales arcillosos y/o ferrosos pre-
sentes en la roca (Civan, 2015). La so-
lución polimérica con nanopartículas 
ingresa a un medio poroso afectado 
por un intercambio iónico y/o da-
ños asociados en donde los primeros 
10 VPs reduciendo la permeabilidad 
en un 85% para la tasa de 1 cc/min 
(K=21 mD y 315 psi), seguido de 10 
VPs a 3 cc/min y 80 VPs a 5 cc/min 
con una permeabilidad ligeramente 
constante (K=22 mD), pero con ma-
yor diferencial de presión alrededor 
de 490 psi y 667 psi, respectivamen-
te, hasta una reducción de permeabi-
lidad total de más de 90% luego de 
la inyección de agua y trazador. Este 
comportamiento es característico del 
transporte de partículas en medios 
porosos donde la energía necesaria 
para ingresar va aumentado a medida 
que aumenta la distancia de propa-
gación de las partículas en el medio 
poroso (Civan, 2015). Es decir, entre 
más distante llegue la dispersión de 
partículas en el medio poroso desde 
la cara de inyección, mayor energía 
se requerirá para poder mantener 
suspendidas dichas partículas en el 
seno del fluido con el fin de evitar su 
entrampamiento, retención, precipi-
tación y/o bloqueo en el medio po-
roso (Druetta y Picchioni, 2019). Por 
otro lado, en la figura 8b se presenta 
el comportamiento de la presión y la 
permeabilidad de la dispersión de 100 
mg/L de nanopartículas a través del 

Figura 8. Comportamiento dinámico de a) solución polimérica 250 mg/L + 100 mg/L de nanopartículas 
de SiO2 y b) agua tipo II + 100 mg/L de nanopartículas de SiO2 a través de un núcleo Berea Sw 100% 
a 30 °C.

a

1400

1600 3

2,5

2

1,5

1

0,5

0

1000

1200

600

800

200

0

400

0 1 2 3

S
al

in
id

ad
 (

m
g/

L)

C
on

du
ct

iv
id

ad
 (

m
S

/c
m

)

3

2,5

2

1,5

1

0,5

0

C
on

du
ct

iv
id

ad
 (

m
S

/c
m

)

VP

b

1400

1600

1000

1200

600

800

200

400

0
0

10,5 1,5 2,52 3

S
al

in
id

ad
 (

m
g/

L)

VP

Salinidad inicial

Conductividad final

Conductividad inicial

Salinidad final

Concentración inicial

Salinidad final

Salinidad inicial

Concentración final

Figura 9. Comportamiento dinámico del trazador (1% KCl) a) antes y después de la inyección de la solución polimérica 250 mg/L + 100 mg/L de nanopartículas 
de SiO2 y b) antes y después de la inyección de agua tipo II + 100 mg/L de nanopartículas de SiO2 a través de un núcleo Berea a Sw 100% t 30 °C.



79Petrotecnia • 2 - 2020 |

medio poroso, donde se evalúan 
los efectos de tasa de inyección, 
concentración de nanopartículas 
y volúmenes porosos inyectados. 
Los resultados obtenidos en esta 
prueba presentan la reducción en 
la permeabilidad hasta un 90% 
(Kw=1.5 mD y 460 psi), debido a 
las altas tasas de inyección en con-
junto con la inyección de nano-
partículas. Este resultado coincide 
con lo informado por Youssif et al. 
(2018) en donde la inyección de 
0.05%p/p de nanopartículas a 0.8 
cc/min redujo más del 70% de la 
permeabilidad del medio poroso, 
determinando una relación inver-
samente proporcional de la con-
centración y la tasa de inyección 
con la permeabilidad. Además, el 
efecto combinado de inyección a 
altas tasas, transporte de partículas 
e inyección de grandes volúmenes 
(100 VP) como sería la inyección 
de una solución polimérica o cual-
quier otro fluido de acarreo con 
nanopartículas a través de la cara 
de formación, traería fenómenos 
adsorptivos reversibles e irrever-
sibles, transporte, agregación y 
bloqueo como también la depen-
dencia de diferentes fuerzas que 
dominan estos fenómenos como 
fuerzas Van Der Waals (atractivas), 
doble capa (repulsivas), repulsión 
de Born, interacciones ácido-base 
e hidrodinámicas que en conjun-
to deberían estar en equilibrio 
para mantener un sistema esta-
ble (Torsater; Engeset et al., 2012, 
Hendraningrat; Li et al., 2013; Li,  

Figura 10. a) Comportamiento hidrodinámico y 
b) Reológico de la solución polimérica a 250 
mg/L + 100 mg/L de nanopartículas de SiO2 
después de la inyección a diferentes tasas (1, 3 
y 5 cc/min) a través de un núcleo Berea a 30 °C.
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Hendraningrat et al., 2013).
La figura 9a presenta el estado 

del medio poroso antes y después del 
desplazamiento de 100 VPs de la so-
lución polimérica con 100 mg/L de 
nanopartículas, mientras que en la fi-
gura 9b se presenta el comportamien-
to del trazador en el medio poroso 
donde fue desplazada la dispersión de 
nanopartículas. Para ambos medios 
porosos el tiempo de residencia del 
trazador (1% KCl) determina un vo-
lumen poroso contactado de 22.9 cc 
y 48.3 cc, lo que evidencia una dismi-
nución del 67% y el 31% del volumen 
poroso inicial, respectivamente; que 
resulta en un canal permeable de muy 
baja capacidad de flujo, debido a efec-
tos desfavorables generados por los 

fluidos, las tasas y los volúmenes de 
inyección. Este resultado confirma el 
efecto negativo en la reducción de la 
permeabilidad, que está estrechamen-
te relacionada con la disminución del 
volumen poroso disponible para el 
flujo. Sin embargo, la concentración 
de KCl para las dos pruebas es dife-
rente, debido a la severidad del daño 
conjunto de la retención hidrodiná-
mica en la cara de la formación, que 
es más drástica en el desplazamiento 
dinámico de la solución polimérica 
con nanopartículas.

Por otro lado, el monitoreo de 
los efluentes del sistema polímero-
nanopartículas a través de tamaños 
hidrodinámicos y el comportamiento 
reológico presentados en la figura 10 

comparan el tamaño de los agregados 
de la solución polimérica con el tama-
ño de garganta de poro en la muestra 
de Berea en donde se evidencia una 
mayoría de agregados menor a 1 µm. 
Por otro lado, se destaca una existen-
cia importante de agregados de 5 µm, 
lo que indica una baja probabilidad 
de bloqueo por agregados, pero con 
una posibilidad de retención hidrodi-
námica a medida que el medio poroso 
va perdiendo permeabilidad consis-
tente con los aumentos en la energía 
o presión de inyección junto con la 
perdida de viscosidad de la solución 
polimérica al atravesar el medio po-
roso, causado por esfuerzo de corte a 
que se somete el fluido en cada tasa 
de inyección alcanzando viscosidades 
de 4, 5 y 9 cP para las tasas de 1, 3 y 5 
cc/min, respectivamente. Los tiempos 
de relajación, índices de pseudoplas-
ticidad, viscosidades iniciales y en el 
infinito de los efluentes después del 
flujo en el medio poroso siguen una 
tendencia a disminuir en compara-
ción con el sistema base (solución sin 
degradación mecánica) hasta en un 
50%. Sin embargo, la dispersión de las 
nanopartículas en los efluentes pre-
senta buena estabilidad sin precipita-
ción después del esfuerzo de cizalla y 
dilución consecuencia del desplaza-
miento en el medio poroso, como lo 
presenta la figura 11.

Por último, la muestra de roca fue 
seccionada después de la inyección de 
la solución polimérica con nanopar-
tículas (Figura 13) para ser compara-
da con la muestra virgen antes de la 
inyección (Figura 12). La figura 12a 
presenta la roca virgen antes de la in-
yección, como granos de cuarzo con 
poros despejados junto con material 
fino de carácter arcillosos entre poros 
y sobre granos (caolinita agrupadas 

Figura 11. Comportamiento hidrodinámico de la solución polimérica a 250 mg/L en a) ausencia y b) 
presencia de 100 mg/L de nanopartículas de SiO2 después de la inyección b) 1 cc/min, c) 3 cc/min y d) 
5 cc/min a través de un núcleo Berea a 30 °C.

Figura 12. Micrografía y composición general de la sección de cara del núcleo de Berea a) antes y b) después de la inyección de la solución polimérica a 250 
mg/L + 100 mg/L de nanopartículas de SiO2 a diferentes tasas mediante análisis SEM-EDS.
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en librillos y cementando a bordes 
de grano e illita como laminillas de 
bordes filamentosos). Adicionalmen-
te, se identificaron feldespato de po-
tasio como fragmento y minerales 
con contenido de hierro y oxígeno 
como cemento rellenando los poros 
que pudieron ser determinantes en 
la interacción e intercambio iónico 
con el fluido inyectado de polímero-
nanopartículas con consecuencias de 
más del 50% en la reducción de la 
permeabilidad del medio poroso, de-
bido a la reducción del espacio poroso 
entre granos por relleno de material 
particulado (Figura 12b).

A través de toda la sección de la 
roca se observan las trazas del material 
nanoparticulado que migró desde la 
cara de inyección cada vez con mayor 
presión hasta la cara de producción en 
menor proporción como se presenta 
en la figura 13. Las micrografías y aná-
lisis composicionales de las muestras 
de roca en la cara de inyección, sec-
ción media y cara de producción evi-
dencian la presencia de nanopartícu-
las junto con polímero rellenando los 
espacios del medio poroso con mayor 
severidad en la cara de formación en 
donde el efecto de las tasas de inyec-
ción y la concentración de nanopartí-
culas parece ser más crítico junto con 
posibles problemas de agregación y/o 
precipitación del material nanoparti-
culado desde el cilindro de inyección 

hasta la cara de inyección debido al 
efecto de la presión de empuje y re-
poso del nanofluido. Este aspecto re-
presenta otra variable crucial a la hora 
de inyectar a escala de campo en don-
de se hace necesario el uso de ondas 
vibratorias o energía que disperse en 
todo momento el material disperso 
en el fluido de acarreo seleccionado, 
lo que implicaría adaptaciones y/o 
rediseño de los sistemas de inyección 
convencionales en campo.

Conclusiones

Las metodologías y los protocolos 
experimentales propuestos en este 
estudio tienen el objetivo de evaluar 
la inyectividad de un nanofluido po-
límero-nanopartículas a condiciones 
representativas en la cara de forma-
ción (1, 3 y 5 cc/min) y grandes volú-
menes porosos inyectados (100 VP co-
rrespondientes a 18.8 MMbbls y 200 
toneladas de Nanopartículas) para 
simular el escalamiento experimental 
de la inyección de 0.4 VP. 

Los resultados indican que los 
efectos de tasa de inyección, concen-
tración de nanopartículas, naturaleza 
de los fluidos y volúmenes inyectados 
impactan drásticamente la permeabi-
lidad del medio poroso desbalancean-
do el equilibrio entre las fuerzas de 
atracción y repulsión existentes en los 

fenómenos de adsorción, desorción, 
transporte, agregación y bloqueo en-
tre la roca y el material nanoparticu-
lado disperso de manera estable en el 
seno de la solución polimérica.

Los diferenciales de presión evi-
denciados en las pruebas de inyección 
del nanofluido indican restricciones 
al flujo cada vez más severos a medida 
que aumenta el volumen poroso in-
yectado y la tasa de flujo lo que sería 
crítico en la inyección en campo para 
las cantidades evaluadas, además es 
necesario resaltar la importancia de 
mantener el nanofluido en total dis-
persión y movimiento constante des-
de su preparación hasta su posterior 
inyección, ya sea con modificación 
física mediante la adsorción de surfac-
tantes o macromoléculas sobre la su-
perficie de las nanopartículas o por la 
modificación química mediante agen-
tes silanos con grupos hidrolizables u 
organofuncionales. 

Esto con el fin de evitar o disminuir 
la probabilidad de floculación y/o agre-
gación del material nanoparticulado 
que es propenso a la retención hidrodi-
námica en el medio poroso. 

La investigación plantea que antes 
de un escalamiento a condiciones rea-
les de campo, es necesaria la rigurosi-
dad técnica, operativa y científica de 
las condiciones experimentales para 
obtener aplicaciones EOR diseñadas 
adecuadamente con mejores panora-
mas para su potencial implementación.
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