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RESUMEN 

Alrededor del 30% de las emisiones antropogénicas de CO2 son absorbidas por cuerpos 

de agua, almacenando hasta 130 veces más CO2 que la atmósfera. En este contexto, se evaluó la 

extracción de CO2 a partir de aguas con distintas salinidades combinando un sistema de 

electrodiálisis con membranas bipolares con uno de inyección de fluido con propósitos de 

recobro mejorado de petróleo. El estudio analizó cómo el voltaje y volumen afectan a la cinética, 

el consumo energético y el transporte iónico. El agua acidificada producida se aplicó como 

fluido de inyección para el recobro mejorado de petróleo (EOR) estudiando los mecanismos de 

mojabilidad de la roca y la influencia del gradiente de salinidad en la distribución del frente de 

inyección. Se encontró que un mayor voltaje acelera la acidificación, mientras que la presencia 

de HCO3
- la retrasa. Además, el consumo energético aumenta con la salinidad, i.e., 1.02 kWh/kg 

CO2 (agua dulce) vs 1.86 kWh/kg CO2 (agua de mar). En el agua acidificada la concentración de 

Na+ y Cl- aumentó, mientras K+ y HCO3
- disminuyeron. Estos cambios en la hidroquímica del 

agua acidificada mejoraron la recuperación de crudo hasta un 6 % en todos los tipos de agua. 

Finalmente, se identificó que un alto gradiente de salinidad entre el fluido de inyección y el agua 

de formación favorece un barrido homogéneo del medio poroso. En conjunto, estos resultados 

demuestran que la BPMED es una tecnología competitiva que integra la captura de CO2 con el 

EOR, vinculando mitigación climática con procesos de extracción de crudo y abre un camino 

hacia soluciones sostenibles y escalables. 

 

Palabras Clave: Consumo energético, flotación de crudo, EOR, FluidFlower, medios porosos. 

  



 

 

ABSTRACT 

Approximately 30% of anthropogenic CO2 emissions are absorbed by water bodies, 

storing up to 130 times more CO2 than the atmosphere. In this context, the extraction of CO2 

from waters with different salinities was evaluated by combining a bipolar membrane 

electrodialysis system with a fluid injection system for enhanced oil recovery purposes. The 

study analyzed how voltage and volume affect kinetics, energy consumption, and ion transport. 

The produced acidified water was applied as an injection fluid for enhanced oil recovery (EOR), 

studying rock wettability mechanisms and the influence of the salinity gradient on the injection 

front distribution. It was found that higher voltage accelerates acidification, while the presence of 

HCO3
- delays it. Furthermore, energy consumption increases with salinity, i.e., 1.02 kWh/kg CO2 

(freshwater) vs 1.86 kWh/kg CO2 (seawater). In the acidified water, the concentration of Na+ and 

Cl- increased, while K+ and HCO3
- decreased. These changes in the hydrochemistry of the 

acidified water improved crude oil recovery by up to 6% in all water types. Finally, it was 

identified that a high salinity gradient between the injection fluid and the formation water 

promotes homogeneous sweeping of the porous medium. Overall, these results demonstrate that 

BPMED is a competitive technology that integrates CO2 capture with EOR, linking climate 

mitigation with crude oil extraction processes and opening a path toward sustainable and scalable 

solutions. 

 

Keywords: SEC, oil-flotation, EOR, FluidFlower, porous media. 
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1. INTRODUCCIÓN 

1.1 Descripción del Problema 

Las emisiones antropogénicas de CO2 han superado las 40 gigatoneladas anuales en la 

última década, posicionándose como una de las principales causas del cambio climático. 

Alrededor del 30% de este CO2 es absorbido por los océanos, lo que provoca una disminución 

progresiva del pH marino y genera impactos negativos en la biodiversidad. En medios acuosos el 

CO2 se distribuye como H2CO3, HCO3
- y CO3

2-, cuya proporción depende del pH, temperatura y 

salinidad. Esta acumulación de carbono en el agua plantea la necesidad de diseñar tecnologías 

eficientes que permitan su captura y posterior aprovechamiento. 

Diversas tecnologías de captura de carbono como la postcombustión, la captura directa 

del aire o la mineralización han sido evaluadas previamente, pero presentan importantes 

limitaciones en términos de eficiencia de captura, consumo energético y escalabilidad. En este 

contexto la electrodiálisis con membranas bipolares (BPMED) se perfila como una tecnología 

innovadora que permite acidificar distintos tipos de agua desplazando el equilibrio del carbono a 

la formación de H2CO3 sin consumir reactivos químicos. El problema central radica en 

comprender como los parámetros operativos de voltaje y volumen empleados, así como la 

composición química del agua a tratar (agua de mar, subterránea o dulce) influyen en la cinética 

de acidificación, eficiencia del proceso y en el potencial uso del agua acidificada como materia 

prima en el sector energético. 

La importancia de este problema no solo se relaciona con la mitigación del cambio 

climático, sino también con su integración en procesos de recuperación mejorada de petróleo 

(EOR). En este contexto, el agua acidificada obtenida mediante BPMED presenta un interés 

particular para la inyección en pozos petroleros (water flooding), la presencia de CO2 en el agua 

inyectada reduce la viscosidad del petróleo, modifica la mojabilidad de la roca y favorece la 

disociación de componentes polares incrementando el recobro. Esto convierte al agua acidificada 



 

 

en un fluido multifuncional con un valor más allá de papel en la mitigación de las emisiones de 

CO2. Resolver este desafío implica atender requerimientos de eficiencia, estabilidad y 

aplicabilidad, bajo restricciones impuestas por la composición química natural del agua y los 

costos asociados al consumo eléctrico. 

1.2 Justificación del Problema 

La presente investigación se justifica en la necesidad de desarrollar tecnologías de 

captura de carbono que no solo sean eficientes y sostenibles, sino también que promuevan la 

circularidad de los recursos. En este sentido, la BPMED representa una alternativa innovadora y 

versátil, con ventajas técnicas como el bajo consumo energético, alta eficiencia de acidificación, 

y adaptabilidad a diversas condiciones operativas. Sin embargo, este proceso también genera un 

producto con propiedades hidroquímicas particulares (agua acidificada), cuya aplicación en 

procesos energéticos como el recobro mejorado de petróleo (EOR) por water flooding podría 

aumentar la recuperación de crudo en yacimientos maduros a medida que se almacena 

permanente el CO2 bajo tierra, rompiendo con el ciclo del carbono.  

Explorar el uso del agua acidificada de BPMED en el contexto del EOR no solo 

permitiría posicionar el agua acidificada como un producto de interés, sino que también podría 

mejorar la eficiencia de extracción en campos maduros, extendiendo la vida útil de los 

yacimientos y reduciendo la necesidad de nuevas perforaciones. Esta sinergia entre acidificación 

y producción de crudo representa una oportunidad estratégica para avanzar hacia una economía 

más circular y baja en carbono.  

Desde una perspectiva científica, esta investigación contribuye al avance del 

conocimiento en tres áreas clave: la captura de carbono en medios acuosos, la geoquímica del 

recobro mejorado de petróleo, y la modelación experimental de flujos en medios porosos. Desde 

una perspectiva ambiental y económica, promueve el desarrollo de soluciones integradas que 

maximizan el aprovechamiento de recursos y minimizan los impactos negativos. Finalmente, 



 

 

esta propuesta responde a los objetivos de desarrollo sostenible (ODS), particularmente a los 

objetivos energía asequible y no contaminante (ODS7); industria, innovación e infraestructura 

(ODS9); y, acción por el clima (ODS13), al fomentar tecnologías limpias, eficientes y con 

potencial de escalabilidad industrial. 

1.3 Objetivos  

1.3.1 Objetivo general  

Evaluar la extracción de CO2 a partir de aguas con distintas salinidades combinando un 

sistema de electrodiálisis con membranas bipolares con uno de inyección de fluido con 

propósitos de recobro mejorado de petróleo. 

1.3.2 Objetivos específicos  

1. Determinar voltaje y relación de volumen (ratio) que permitan la conversión de CO2 a 

H2CO3 en agua de distintas salinidades mediante electrodiálisis con membranas bipolares 

para la optimización de la cinética y el consumo energético. 

2. Identificar la influencia de la salinidad en el proceso de acidificación mediante el estudio 

de la hidroquímica de cada tipo de agua para mejorar la comprensión del proceso de 

BPMED. 

3. Evaluar la influencia del agua acidificada en la recuperación de petróleo en formaciones 

de areniscas a través de experimentos de flotación de crudo para estimar el porcentaje de 

recobro mejorado de petróleo. 

4. Evaluar la homogeneidad de la inyección de agua acidificada en formaciones geológicas 

a nivel de laboratorio mediante ensayos de inyección en la celda de flujo FluidFlower 

para favorecer el barrido petróleo en yacimientos 



 

 

1.4 Marco teórico 

1.4.1 Captura, Uso y Almacenamiento de Carbono (CCUS) 

La captura, uso y almacenamiento de carbono (CCUS) constituye una estrategia clave en 

la mitigación del cambio climático reduciendo las emisiones netas de CO2. El proyecto CCUS 

propone una cadena de valor donde el CO2 capturado se utiliza activamente en generar otros 

bienes y servicios, o se almacena bajo tierra rompiendo el ciclo del carbono como se muestra en 

la Figura 1.1. Las tecnologías de captura de carbono se agrupan en tres categorías principales: 

captura post combustión (PCC), captura directa del aire (DAC) y mineralización.  La PCC separa 

el CO2 de gases residuales emitidos por fuentes estacionarias, como plantas de cemento. Este 

proceso se realiza mediante el uso de solventes químicos, como las aminas, que reaccionan 

selectivamente con el CO2. Este método presenta limitaciones asociadas con el elevado consumo 

energético de entre 3 a 4 kWh/kg CO2 capturado, y costos operativos asociados a la gestión de 

residuos químicos, que pueden incrementar los costos operativos hasta un 40% (Bouramdane, 

2024; Metz et al., 2005). Por otro lado, la DAC remueve el CO2 directamente de la atmósfera 

utilizando materiales adsorbentes o soluciones alcalinas. Aunque esta tecnología no depende de 

una fuente puntual de emisión, su implementación a gran escala se ve limitada por su baja 

eficiencia (~60%) y un consumo energético que oscila entre 5 y 8 kWh/kg CO2 (Bouramdane, 

2024). La mineralización en cambio convierte el CO2 en carbonatos estables de calcio o 

magnesio, ofreciendo un almacenamiento permanente. Pero, este proceso se ve limitado por la 

cinética, donde se alcanza una tasa de conversión de alrededor del 70% en periodos de hasta dos 

años (Martin et al., 2025).  En este contexto, la captura de CO2 en cuerpos de agua, que actúan 

como sumideros naturales de carbono, surge como una alternativa prometedora. Se estima que 

estas masas de agua contienen hasta 130 veces más CO2 que la atmósfera, lo que plantea un gran 

potencial para su captura y almacenamiento (Harris & Lucy, 2020). 



 

 

Figura 1.1 

Diagrama ilustrativo de la cadena de valor del manejo de CO2 (IEA, 2023) 

 

1.4.2 Captura de CO2 con Electrodiálisis con Membranas Bipolares 

La electrodiálisis con membranas bipolares (BPMED) es una tecnología electroquímica 

emergente para capturar CO2 disuelto en agua (Bui et al., 2023; Digdaya et al., 2020). Mediante 

una celda compuesta por membranas de intercambio aniónico (AEM), catiónico (CEM) y 

bipolares (BPM) como se muestra en la Figura 1.2. Las membranas de intercambio iónico 

controlan la migración de iones a través de los canales mientras que la BPM disocia la molécula 

de H2O en protones (H+) e hidroxilos (OH-) mediante un campo eléctrico, sin la necesidad de 

aditivos químicos (Bi et al., 2024; Y. Wang et al., 2011). Este proceso permite la acidificación 

local del medio, desplazando el equilibrio del sistema carbonato y facilitando la conversión del 

CO2 disuelto en ácido carbónico (H2CO3) (Aliaskari et al., 2024; Luo et al., 2022).  



 

 

Figura 1.2 

Modelo esquemático de la configuración experimenta de BPMED con celda: BPM-AEM-CEM 

(Ruan et al., 2022) 

 

Entre las principales ventajas de la BPMED destaca el bajo consumo energético de entre 

0.5 a 1.5 kWh/kg CO2, lo que representa hasta un 80% menos que tecnologías como el PPC y 

DAC (Karunarathne et al., 2025). Además, opera en un amplio rango de condiciones 

fisicoquímicas, con pH de 1 a 13 y temperaturas de hasta 60 °C dependiendo de la síntesis de la 

membrana (Fujifilm Manufacturing Europe B.V., 2022). Por otra parte, la BPMED ha 

demostrado efectividad en medios de diversa salinidad, desde agua dulce (<0.5 g/L) hasta 

salmueras concentradas (>50 g/L) (Khoiruddin et al., 2024; Wu et al., 2025). Todo esto sumado 

a una alta cinética, donde la disociación del H2O y la captura del CO2 se produce en minutos, lo 

que contrasta con el tiempo de operación prolongado de la mineralización (Shen et al., 2024). 

Finalmente, en sistemas de neutralización ácido-base con BPMED para captura de carbono se 

han reportado eficiencias de captura de hasta el 100% (Valluri & Kawatra, 2021). 

1.4.3 Recobro Mejorado de Petróleo (EOR) 

El recobro mejorado de petróleo (EOR) comprende un conjunto de técnicas aplicadas en 

la etapa terciaria de producción, orientadas a incrementar la cantidad de crudo extraído más allá 



 

 

de lo que permiten los métodos convencionales de recuperación primaria y secundaria. Estas 

tecnologías buscan modificar las propiedades del petróleo, del agua de inyección o de la roca 

reservorio, generando condiciones más favorables para la movilización de los hidrocarburos 

atrapados en el medio poroso (Sohal et al., 2016). Los estudios de EOR abarcan desde 

experimentos a escala de laboratorio con núcleos de yacimiento (Figura 1.3), micro modelos y 

celdas de flujo (Kashiri et al., 2021; X. Wang et al., 2024). hasta pruebas piloto en campo 

(Brandt, 2011), permitiendo evaluar mecanismos como la alteración de la mojabilidad, la 

reducción de la tensión interfacial, la mejora en la eficiencia de barrido y la interacción de 

fluidos reactivos con la matriz mineral. En este sentido, investigaciones recientes se centran en 

técnicas híbridas que combinan procesos químicos, físicos y geológicos, con el objetivo de 

mejorar la producción de los pozos petroleros.  

Figura 1.3 

Muestreador de pistón de alta presión mara núcleos (Dang et al., 2025) 

 



 

 

1.4.3.1 Water Flooding y su Relación con la Geoquímica del Agua 

El water flooding puede aumentar la recuperación total hasta un 77% en la fase 

secundaria, y un 6% adicional mediante técnicas terciarias (X. Wang et al., 2024). Su eficacia 

depende de la modificación de la mojabilidad de la roca, promoviendo su transición de oleofílica 

a hidrofílica (Ghalamizade Elyaderani et al., 2025).  En reservorios de arenisca, este cambio se 

logra mediante la ruptura de puentes iónicos de Ca2+ y Mg2+ entre el crudo y la superficie 

mineral. Además, en condiciones ácidas, los protones (H+) compiten con los iones divalentes por 

los sitios activos en las arcillas, facilitando el intercambio iónico con Na+ (Bolysbek et al., 2024; 

Katende & Sagala, 2019). Además, la presencia de Cl- ayuda a neutralizar cargas en la interfase 

roca-aceite, reduciendo la adhesión del crudo (Mino et al., 2025). En este contexto, el potencial 

zeta juega un rol crucial al controlar la repulsión electrostática entre las superficies minerales y 

las gotas de crudo, modulando la estabilidad de la interfase y favoreciendo condiciones más 

hidrofílicas como se muestra en la Figura 1.4 (Katende & Sagala, 2019). Estos mecanismos han 

sido evaluados mediante ensayos experimentales en núcleos de yacimiento y modelos de láminas 

delgadas conocidas como glass micromodels (Kashiri et al., 2021; Mahboubi Fouladi et al., 

2025; Parvazdavani et al., 2022). No obstante, estas técnicas presentan limitaciones para 

observar la distribución espacial del fluido inyectado en condiciones representativas de 

yacimiento. 



 

 

Figura 1.4 

Relación entre la potencial zeta y la doble capa eléctrica en Water Flooding (Katende & Sagala, 

2019) 

 

1.4.3.2 Interacción entre el agua carbonatada y el petróleo 

La inyección de agua carbonatada aporta a la recuperación mejorada de petróleo (EOR) 

mediante la combinación de mecanismos fisicoquímicos sinérgicos. En primer lugar, la 

transferencia de masa de CO2 desde la fase acuosa hacia el petróleo provoca el hinchamiento de 

crudo (oil swelling), con factores de expansión reportados entre el 3.6 al 30.8 % dependiendo de 

la presión y la temperatura (K. Chen et al., 2024; Dalal Isfehani et al., 2024). Este hinchamiento 

incrementa el volumen, reduce su viscosidad y genera una mejora en la continuidad de fases, 

permitiendo que las gotas aisladas de petróleo se reconecten y movilicen a través de la matriz 

porosa. 

Además, la disolución de CO2 en el crudo reduce la tensión interfacial entre el petróleo y 

el agua como se muestra en la Figura 1.5, lo que disminuye la energía capilar para desplazar el 

petróleo atrapado en los poros (Rahimi et al., 2020). El bajo pH inherente del agua carbonatada 



 

 

genera modificaciones en la superficie de la roca, promoviendo la desorción de compuestos 

polares del petróleo y alterando la mojabilidad de la roca de aceite-mojante a agua-mojante 

(Dang et al., 2025). Estos mecanismos han demostrado incrementar el recobro de petróleo hasta 

un 41 % y secuestrando el 54 % (K. Chen et al., 2024). 

Figura 1.5 

 Efecto del CO2 en la IFT del agua carbonatada con el petróleo (K. Chen et al., 2024) 

 

1.4.4 Tecnología FluidFlower 

Para superar las limitaciones asociadas a la distribución espacial de flujo en medios 

porosos, en la Universidad de Bergen, se desarrolló la tecnología FluidFlower. Un sistema de 

laboratorio diseñado para estudiar la migración y distribución de fluidos en medios porosos, con 

aplicaciones tanto en EOR como en almacenamiento geológico de CO2 (Eikehaug et al., 2024). 

Este sistema utiliza celdas de flujo cuasi-bidimensionales con arenas no consolidadas que 

replican estructuras geológicas reales como se muestra en la Figura 1.6. Su diseño transparente 

permite visualizar patrones de inyección y migración de fluidos en tiempo real. Parara 

diferenciar fases se emplean trazadores de pH, lo cual facilita el seguimiento de los fenómenos 

estudiados como la dilución de CO2, su movimiento en el medio poroso y los patrones de 

migración (Haugen et al., 2024; Saló-Salgado et al., 2024).  



 

 

Figura 1.6 

Celdas de FluidFLower utilizadas en validaciones de pruebas multi-escala (Eikehaug et al., 

2024) 

 

Una de las limitaciones del sistema de FluidFlower es que opera bajo condiciones 

ambientales de presión y temperatura. Sin embargo, la configuración experimental utilizada 

proporciona datos análogos robustos que permiten estudiar la influencia de la porosidad, 

permeabilidad y salinidad del medio poroso. Estos resultados son homologables a yacimientos de 

mayor escala y amplían la comprensión de fenómenos de transporte de fluidos multifase, 

precipitaciones de sólidos y perfiles de inyección en aplicaciones de recobro mejorado de 

petróleo y almacenamiento geológico de CO2 (Fernø et al., 2024).   



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo 2 

 

  



 

 

2. METODOLOGÍA. 

El presente proyecto de investigación consistió en tres etapas: trabajo de campo, trabajo 

de laboratorio y procesamiento de datos. El trabajo en campo consistió en la recolección y 

transporte de las muestras de agua, arenas (naturales y sintéticas) y crudos utilizados durante la 

experimentación. El trabajo de laboratorio incluyó la caracterización de las muestras de agua 

antes y después de los experimentos, para identificar los cambios inducidos en la química del 

agua. La experimentación de electrodiálisis con membranas bipolares para determinar la cinética, 

la energía específica y el porcentaje teórico de H2CO3. Los experimentos de flotación de crudo 

se realizaron para determinar el porcentaje de remoción de crudo del agua acidificada versus el 

agua antes del tratamiento. Los experimentos de inyección con la tecnología de FluidFlower 

permitieron estudiar el gradiente de salinidad y su influencia sobre el perfil del frente de 

inyección y el volumen almacenado. Finalmente, el procesamiento de datos se realizó mediante 

el uso de scripts de Python, y software especializado en la recopilación y procesamiento de datos 

como Membrane Master 5, CS Studio 5, EOS Utility y OriginPro. 

2.1 Trabajo de Campo 

2.1.1 Recolección de Muestras de Agua 

Como se muestra en la Figura 2.1 se recolectaron muestras de agua de tres fuentes 

distintas: agua de mar, agua subterránea y agua dulce. Se recolectó agua de mar del Océano 

Pacífico, específicamente en Playa Pacoa ubicada en la provincia de Santa Elena, Ecuador. Se 

muestreó a 4 km de la orilla del mar para minimizar la turbidez causada por resuspensión 

oceánica. El agua subterránea se recolectó de un pozo ubicado en la cuenca del río Zapotal, 

perteneciente a la Parroquia Chanduy, provincia de Santa Elena, Ecuador. Este pozo de agua 

subterránea se encuentra ubicado en una formación geológica caracterizada por ser rica en 

calcita, yeso y halita (GAD de Chanduy, 2020; Medina-Toala et al., 2025). El agua dulce se 



 

 

recolectó de un cuerpo de agua estacionaria (lago artificial) ubicado en el Campus Gustavo 

Galindo, ESPOL, Guayas, Ecuador. Para todas las muestras de agua recolectadas, se realizó la 

medición in situ de pH y temperatura. Las mediciones se realizaron con una multiparamétrica 

portátil Hach HQ40d equipada con una sonda PHC101 siguiendo el método de electrodos de la 

USEPA con código 8156 (Hach Company, 2021a). Las muestras fueron recolectadas siguiendo 

los lineamientos de la normativa ISO 5667-1:2023 (International Organization for 

Standardization (ISO), 2023). Todas las muestras se transportaron, refrigeraron y almacenaron a 

4 °C hasta su análisis. 

Figura 2.1 

Recolección de muestras de (a) agua de mar, (b) agua subterránea y (c) agua dulce 

 

 

2.2 Trabajo de Laboratorio 

2.2.1 Análisis Hidroquímico 

Se realizó el análisis de iones mayoritarios para todas las muestras de agua recolectadas, 

antes y después del tratamiento con electrodiálisis con membranas bipolares (BPMED). Se 

emplearon métodos volumétricos, espectrofotométricos y potenciométricos para realizar el 

análisis de iones mayoritarios como: HCO3
-, Ca2+, Mg2+, K+, SO4

2-, Cl- y Na+. La Figura 2.2 



 

 

muestra el montaje de la torre de titulación que se empleó para los métodos volumétricos. La 

alcalinidad total (HCO3
-) se determinó mediante titulación ácido-base con ácido sulfhídrico 

estandarizado, utilizando fenolftaleína y verde de bromocresol como indicadores de pH según el 

método Hach 8221 (Hach Company, 2017). La dureza cálcica y dureza total se evaluaron por 

complexometría con ácido etilendiaminotetraacético (EDTA) según los métodos Hach 8222 

(Hach Company, 2016) y 8826 (Hach Company, 2021c) respectivamente.  

La concentración de iones de potasio, sulfato y cloruros se cuantificó mediante 

espectrofotometría, utilizando un espectrofotómetro Hach DR3900. El potasio se midió con el 

método del tetrafenilborato acorde al protocolo Hach 8049 (Hach Company, 2018b). El sulfato 

se midió con el método SulfaVer 4 acorde al protocolo Hach 8051 (Hach Company, 2019). El 

cloruro se midió con el método del tiocianato mercúrico acorde al protocolo Hach 8113 (Hach 

Company, 2018a).  

La concentración del ion sodio se determinó con potenciometría utilizando un electrodo 

selectivo de iones utilizando un medidor multiparamétrico portátil Hach HQ40d y una sonda 

Intellical ISENA381 sodium ISE acorde al método directo Hach 8322 (Hach Company, 2021b). 

La concentración de carbono inorgánico total (TIC) en las muestras de agua fue medida 

por el Particle and Interfacial Technology Group (PaInT), laboratorios CAPTURE, Bélgica. Se 

utilizó un CPN Shimadzu TOC-V (Japón). Las curvas de calibración utilizadas para el TIC 

fueron 1 a 10 y 10 a 100 mg C/L. 



 

 

Figura 2.2  

Titulación volumétrica empleada para el análisis de iones mayoritarios 

 

2.2.2 Configuración Experimental Electrodiálisis con Membranas Bipolares 

La configuración experimental del sistema de electrodiálisis bipolar se muestra en la 

Figura 2.3 (a). El sistema de BPMED se conformó por tres canales: canal acidificado (CA), canal 

basificado (CB) y una solución electrolítica (SE). Una bomba peristáltica Landto Tech BT600F 

Dispense, equipada con cabezales de bomba YZ15, y configurados para flujo paralelo, recirculó 

el agua de los canales CA y CB a través de la celda electroquímica con un caudal constante de 10 

ml/min. La temperatura y el pH de ambos canales se midió en intervalos regulares de 10 s 

utilizando una multiparamétrica portátil Hach HQ40d con dos sensores PHC101, integrados en 

cada canal, acorde al método de medición directa con electrodo según el protocolo Hach 8156 

(Hach Company, 2021a). La solución electrolítica utilizada fue Na2SO4 a 0.2M. Se utilizó un 

potenciostato CorrTest CS150 que impartió un voltaje contante, configurado y controlado 

mediante el software CS Studio 5. 

La celda electroquímica que se muestra en la Figura 2.3 (b), consistía en un cátodo, un 

ánodo, juntas, separadores, membranas de intercambio catiónico (CEM), membrana de 



 

 

intercambio aniónico (AEM) y la membrana bipolar heterogénea (BPM). La configuración del 

stack empleó ocho membranas dispuestas en cuatro pares (celdas). El cátodo consistió en una 

placa sólida de acero inoxidable, mientras que el ánodo consistió en una malla con aleación de 

iridio y rutenio. Se utilizó la junta y membranas CEM (FujiFilm tipo 2) para aislar la solución 

electrolítica de las celdas. Cada celda incluía una membrana bipolar, un espaciador, una 

membrana AEM (FujiFilm tipo 2) y otro espaciador.  

Se utilizó BPM heterogéneos (protegidas por propiedad intelectual). La composición de las BPM 

heterogéneas comprende resina de intercambio iónico y constituyentes aglutinantes inertes 

(Pärnamäe et al., 2021). Las dimensiones de las membranas fueron de 12 x 11 cm, con una 

superficie efectiva de 64 cm². Se utilizó espaciadores de polipropileno, con un espesor de 0.2 

mm, para crear los compartimentos de flujo entre las membranas. 



 

 

Figura 2.3 

Esquema de la configuración experimental de (a) el sistema de BPMED y (b) la celda 

electroquímica 

 

2.2.3 Protocolo Experimental BPMED 

Como se muestra en la Figura 2.4, se realizaron ensayos para cada tipo de agua: agua de 

mar, subterránea y dulce. Se estudió el efecto del ratio acidificado:basificado y el voltaje en la 

cinética y el consumo energético de la acidificación. Para cada tipo de agua se estudiaron tres 

ratios: 1:6, 1:7 y 1:8. Para cada ratio se evaluó siete condiciones de voltaje, iniciando en 5.00 V 

hasta 6.50V con incrementos de 0.25 V. Se monitoreó la evolución del pH durante la 



 

 

experimentación en intervalos de 10 s hasta alcanzar los pH objetivo de 5 y 4 en el canal 

acidificado, o el pH limitante en el canal basificado. Los pH objetivos fueron definidos en 

función del porcentaje de especies presentes en forma de H2CO3, entre el 90 y 99% 

respectivamente según la ecuación de Henderson-Hasselbalch (Millero et al., 2006; Po & 

Senozan, 2001). El pH limitante fue determinado como el valor a partir del cual inicia la 

precipitación de sales de CaCO3 o Mg(OH)2 según simulaciones realizadas con el software 

Membrane Master 5. Las simulaciones recibieron como parámetros de entrada la composición 

hidroquímica del agua y los parámetros de pH y temperatura medidos in situ. 

Figura 2.4 

Esquema de los experimentos con electrodiálisis bipolar 

 

 

En los experimentos de electrodiálisis se utilizó agua de mar tanto en el canal acidificado 

como en el basificado hasta alcanzar el pH limitante (Apéndice C). En los experimentos con 

agua subterránea y agua dulce se utilizó agua cruda en el canal acidificado; no obstante, se 

remplazó el canal basificado por una solución sintética de NaCl al 15% para evitar 

incrustaciones en las membranas debido a la precipitación se sales según las simulaciones en 

Membrane Master 5 (Apéndice D y Apéndice E). Antes de cada experimento, las mangueras 



 

 

fueron purgadas para remover el aire del sistema, y se calibraron las sondas de pH utilizando 

soluciones buffer estandarizadas de pH 4, 7 y 10 con el fin de garantizar la precisión de las 

mediciones. Para cada condición experimental se calculó la cinética (K) utilizando la EQ ( 1 ), el 

porcentaje de H2CO3 teórico se estimó a partir del TIC medido y utilizando la EQ ( 2 ) y la 

energía específica (EE) utilizando la EQ ( 3 ).  

𝐾 =
∆𝑝𝐻

∆𝑡
 

 ( 1 ) 

% 𝐻2𝐶𝑂3 =
1

(1 + 10𝑝𝐻𝑓−𝑝𝑘𝑎)
 

 ( 2 ) 

𝐸𝐸 = (
1

3600 ∙ 1000
) ∙ (

𝐸

𝑉 ∙ 𝛼
∙ % 𝐻2𝐶𝑂3) 

 ( 3 ) 

 

La Tabla 2.1 muestra los valores de las constantes de la constante de disociación del 

H2CO3 (pka) y el factor de equivalencia de TIC (mg/L) a kg CO2/L (α) para cada tipo de agua. 

Los valores de se extrajeron del trabajo de Millero et al. (2006). Los valores de α se calcularon a 

partir del TIC medido en las muestras de agua de mar, agua subterránea y agua dulce.  

Tabla 2.1  

Valores de las constantes empleadas en el cálculo del porcentaje de H2CO3 estimado y la EE. 

 Agua de Mar Agua Subterránea Agua Dulce Unidad 

𝑝𝑘𝑎 5.846 6.059 6.188 − 

𝛼 0.0001140 0.0002271 0.0001369 
𝑘𝑔 𝐶𝑂2

𝐿
 

 

2.2.4 Procesamiento de Muestras Geológicas 

En el presente estudio se utilizaron dos tipos de muestras geológica, arenas naturales y 

sintéticas. Las arenas naturales se utilizaron en los experimentos de flotación de crudo y fueron 

proporcionadas por la geóloga Diana Mejía Cela, investigadora de ESPOL. Las muestras 



 

 

provienen de un afloramiento de origen Cretácico con predominancia de arenisca y presencia de: 

lutitas, limolitas, cuarzo, calcita, fragmentos calcáreos (bivalvos y peces), micas y magnetita; 

ubicado en la parroquia Puerto Cayo, Manabí, Ecuador (Mejía Cela, 2025). La selección de este 

afloramiento se realizó con la intención de estudiar el comportamiento del agua acidificada 

(producto de su procesamiento mediante BPMED) al interactuar con una matriz rocosa 

compuesta por arenisca. Las arenas fueron sometidas a un proceso de tamizado mecánico, 

utilizando tamices certificados acorde a la normativa ASTM E11 (ASTM International, 2022a). 

Se utilizó el material pasante del tamiz No. 140 (106 µm) y retenido del tamiz No. 170 (90 µm) 

para obtener un tamaño promedio de partícula de 100 µm. 

Figura 2.5 

Arenas naturales (areniscas) tamizadas a tamaño de partícula de 100µm. 

 

Las arenas sintéticas se utilizaron en los experimentos de FluidFlower. Se seleccionó un 

material químicamente inerte (sílice) para evitar la contaminación cruzada y se categorizó en tres 

tipos según el tamaño del grano: gruesa, media y fina (Figura 2.6). Para separar las arenas según 

la granulometría se empleó un proceso de tamizado mecánico con tamices certificados acorde a 

la normativa ASTM E11 (ASTM International, 2022a). Los tamaños de grano empleados para 



 

 

cada tipo de arena fueron: arena de grano grueso, de 2.00 a 1.40 mm (pasante del tamiz No. 10 y 

retenido en el No.14); arena de grano medio, de 500 a 250 µm (pasante del tamiz No. 35 y 

retenido del tamiz No. 60); y, arena de grano fino, menor a 150 µm (pasante del tamiz No. 100).   

Cada tipo de arena sirvió para simular rocas sedimentarias de distinta permeabilidad y 

porosidad. La arena de grano grueso simuló la roca reservorio, de alta permeabilidad (47.42 ± 

18.76 D) y porosidad del 31 ± 2.8%. La arena de grano medio representó una unidad 

transaccional de permeabilidad intermedia (37.02 ± 9.59 D) y porosidad 23 ± 1.7% que funcionó 

como trampa estructural. La arena fina simuló la roca sello, con la menor permeabilidad (9.38 ± 

0.76 D) y una porosidad de 50 ± 4.1% (Mejía Cela, 2025).Estas propiedades permitieron 

representar un yacimiento geológico y estudiar cómo interactúan los fluidos dentro de un medio 

poroso con diferentes características.   

Figura 2.6 

Arenas sintéticas de granulometría gruesa media y fina. 

 

2.2.5 Caracterización del Petróleo 

Se utilizó una muestra de petróleo crudo pesado proveniente de la cuenca Oriente, 

ubicada en la región Amazónica del Ecuador. La gravedad API del curdo (20.8°) fue 

determinada mediante el método estándar del hidrómetro según los lineamientos de la ASTM 



 

 

D287-82 (ASTM International, 2022b). No se realizaron procesos de tratamiento o modificación 

del crudo previo a los experimentos con el fin de preservar sus características naturales. 

2.2.6 Experimentos de Flotación 

Como se muestra en la Figura 2.7, los experimentos de flotación de crudo se realizaron 

con el fin de determinar la influencia de del H2CO3, acumulado durante el proceso de BPMED, 

en la alteración de la mojabilidad de la roca. En los experimentos se utilizaron muestras de 

control (sin alteración) de cada tipo de fuente como agua de mar, agua subterránea y agua dulce, 

y se contrastó con los resultados obtenidos por las muestras de agua acidificada correspondientes 

a cada tipo de agua. Para cada tipo de agua se evaluó tres ratios:  1:6, 1:7 y 1:8. Para cada ratio se 

evaluaron dos condiciones, el caso de mínima energía específica (EE) y el caso de máxima 

concentración de H2CO3. El sustrato mineral utilizado fue la arena natural con un tamaño 

promedio de partícula de 100 µm acorde a lo explicado en la Sección 2.2.4. La evaluación de la 

mojabilidad de los granos se realizó mediante el protocolo experimental tomado de Sohal et al. 

(2016). 

Figura 2.7 

Esquema del proceso experimental de los experimentos de flotación de crudo 

 

 



 

 

Para cada experimento, se colocó 1 g de arena triturada (tamaño de partícula de 100 µm) 

en un tubo de ensayo, a los cuales se añadieron 15 mL de la muestra de agua a analizar. La 

mezcla fue agitada manualmente mediante movimientos circulares para inducir un vórtice 

durante 1 min, luego fue envejecida en horno a 100 °C durante 24 h. Transcurrido este periodo, 

se retiraron 12 mL del sobrenadante y fueron almacenados bajo refrigeración. A continuación, se 

añadieron 3 mL del crudo (gravedad API 20.8) a los tubos que contenían los granos mojados, se 

agitó nuevamente con formación de vórtice y se envejeció durante 24 h a 100 °C.  La Figura 2.8 

muestra la continuación del proceso, donde (a) se reincorporaron los 12 mL del sobrenadante 

previamente conservado, se agitó suavemente y (b) se dejó reposar a 25°C durante 24 h, tiempo 

suficiente para una adecuada (c) separación de fases. Finalizado el reposo, se retiró el crudo y el 

sobrenadante, las paredes del tubo se enjuagaron cuidadosamente con agua desionizada para 

eliminar los granos adheridos. Por último, (d) los granos remanentes fueron lavados con un 

solvente orgánico para eliminar los residuos de crudo, el solvente fue evaporado mediante baño 

maría a su temperatura de ebullición. Se registró el peso de los granos limpios y secos; y se 

calculó el porcentaje de remoción de crudo acorde a la EQ ( 4 ). 

𝑅𝑒𝑐𝑜𝑏𝑟𝑜 (%) =
𝑝𝑒𝑠𝑜 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑔𝑟𝑎𝑛𝑜𝑠 𝑙𝑎𝑣𝑎𝑑𝑜𝑠 (𝑔)

𝑝𝑒𝑠𝑜 𝑖𝑛𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑙𝑜𝑠 𝑔𝑟𝑎𝑛𝑜𝑠 (𝑔)
∗ 100 ( 4 ) 

Figura 2.8  

Procedimiento de los experimentos de flotación tras la incorporación de petróleo en el tubo de 

ensayo 

 



 

 

2.2.7 Preparación de Reactivos de FluidFlower 

Durante los experimentos de FluidFlower se requirió la preparación de cuatro soluciones: 

solución base (SB), solución de NaOH, solución trazadora de pH compuesta por azul de 

borotimol (BTB) y agua de mar acidificada (SWA). La solución base proporcionó la salinidad al 

medio poroso: alta, media y baja, con CE de 51.3, 4.51 y 0.54 mS/cm respectivamente; 

correspondientes a diluciones de agua de mar en agua desionizada, con proporciones de 1:1, 1:10 

(para simular agua subterránea) y 1:100 (para simular agua superficial) respectivamente. La 

solución de NaOH proporcionó un entorno básico en el sistema, lo que permitió la posterior 

inyección del BTB sin alterar sus propiedades indicativas; para su preparación se empleó NaOH 

en una concentración de 1mM diluido en SB. La solución trazadora de pH se preparó mezclando 

SB + NaOH al 1 mM + BTB al 0.75 mM. La solución de agua acidificada correspondió al agua 

producida por el sistema de electrodiálisis bipolar según lo explicado en la Sección 2.2.3. Se 

monitoreó las propiedades de temperatura (°C), conductividad eléctrica (mS/cm) y pH de todas 

las soluciones preparadas antes de ser inyectadas a la celda de FluidFlower. Para la medición de 

parámetros se utilizó una multiparamétrica portátil Hach HQ40d con: un sensor PHC101 (pH) y 

un sensor CDC40101 (CE). 



 

 

Figura 2.9  

Solución trazadora de pH (Azul de Bromotimol) preparada en SB de baja salinidad (0.54mS/cm) 

 

2.2.8 Configuración Experimental de FluidFlower 

Como se muestra en la Figura 2.10, el sistema experimental de Fluidflower para los 

ensayos de inyección consistió en una celda de flujo acrílico de 30 x 20 x 1 cm, equipada con 

tres puertos de inyección en la parte posterior: dos en los extremos (A y B) y uno en el centro 

(C). La celda se encuentra montada en una superficie nivelada. Una cámara fotográfica Canon 

EOS Rebel SL3, fijada perpendicularmente al plano de la celda permitió tomar fotografías 

durante el proceso de inyección. La pantalla se iluminó mediante un flash monobloque a una 

temperatura de color de 5500 K con intensidad del 100 %, y un difusor para asegurar una 

iluminación estable y controlada durante todos los experimentos. La cámara se conectó a un 

computador y fue configurada para la toma de fotografías en intervalos regulares de 15 s, la 

configuración de color y estilo de imagen que se aplicó a la cámara se muestra en la Figura 2.11. 

Los puertos de la celda de FluidFlower se conectaron a un sistema de válvulas (manifold) 



 

 

vinculado a una bomba peristáltica LeadFluid BT601L, que permitió controlar de forma precisa 

un caudal constante de 10 ml/min y seleccionar la solución de inyección. La bomba fue calibrada 

mediante mediciones gravimétricas del volumen dispensado por unidad de tiempo, asegurando 

una precisión de ± 0.1 mL/min respecto al caudal objetivo. Se colocó un recipiente de residuo 

para purgar las líneas de flujo previo a la inyección de agua acidificada. Para evitar el 

desbordamiento del fluido durante el proceso de inyección, se utilizó una jeringa de 10 ml para la 

remoción manual del sobrenadante a través de la parte superior de la celda una vez por minuto. 

Se utilizó un termohigrómetro (Elicrom) para el control de las condiciones ambientales de 

presión atmosférica (hPa), humedad (%) y temperatura ambiental (°C); mientras que un 

Termomether Dataloger S20E (Elicrom) permitió medir la temperatura del sobrenadante (°C) 

con una termocupla sumergible. 

Figura 2.10 

Esquema de la configuración experimental de FluidFlower 

 



 

 

Para la construcción del medio poroso, primero se inundó la celda con la solución de 

NaOH. Luego, se construyó la geometría del reservorio mediante la adición controlada de las 

arenas sintéticas de grano fino medio y grueso clasificadas acorde a la Sección 2.2.4 dentro de la 

celda de FluidFlower. La geometría consistió en un núcleo de forma trapezoidal de arena gruesa, 

cuya base mayor midió de 30.0 cm, la base menor 10.5 cm y la altura 12 cm; empleando 536 ± 4 

g de material. Encima del material de reservorio se colocó una trampa estructural de 1 cm de 

espesor constituida de arena media (85.3 ± 0.8 g). Se finalizó con una capa de 5 cm de espesor 

de arena fina a partir de la parte más alta de la trampa estructural, que simula la roca sello y 

requirió 298 ± 2 g de material.  

Figura 2.11  

Configuración de estilo de imagen y parámetros de detalles de las fotografías en el sosftware 

EOS SL3 

 

2.2.9 Protocolo Experimental de FluidFlower 

Como se muestra en la Figura 2.12, los experimentos con el sistema de FluidFlower 

consistieron en la inyección de agua de mar acidificada obtenida del proceso de BPMED en 

medios porosos con distintos niveles de salinidad. Se evaluaron tres niveles de salinidad inicial 

de reservorio: alta, media y baja; con CE de 51.3, 4.51 y 0.54 mS/cm respectivamente. Para cada 



 

 

experimento, se inyectó la solución de BTB a un caudal de 25 ml/min utilizando los tres puertos 

de inyección (A, B y C), hasta lograr la saturación total del medio poroso. Luego se purgó la 

línea de inyección con agua de mar acidificada (SWA) para evitar el ingreso de aire al sistema. 

La bomba peristáltica se configuró a un caudal constante de 10 mL/min, y se inició la captura de 

fotografías en intervalos de 15 s, durante un tiempo máximo de 45 min. La inyección de SWA se 

efectuó exclusivamente por el puerto C y se interrumpió cuando el frente de inyección alcanzó la 

trampa estructural, determinado visualmente por el cambio de color del indicador en la celda. Se 

cuantificó el volumen inyectado y acumulado en el reservorio hasta el momento en el que 

alcanzó la trampa estructural utilizando la EQ ( 5 ). 

𝑉𝑎𝑙𝑚𝑎𝑐𝑒𝑛𝑎𝑑𝑜 = 𝑄𝑖𝑛𝑦𝑒𝑐𝑐𝑖ó𝑛 ∙ 𝑡𝑖𝑛𝑦𝑒𝑐𝑐𝑖ó𝑛 ( 5 ) 

 

Al finalizar cada ensayo, se aplicó un protocolo de limpieza para evitar contaminación 

cruzada entre experimentos. El protocolo consistió en la inyección de 2 L de agua desionizada a 

través de todos los puertos (A, B y C). Posteriormente, como preparación para el siguiente 

experimento, se inyectó la solución de NaCl preparada con la salinidad del siguiente 

experimento con el objetivo de acondicionar el medio poroso y restablecer condiciones iniciales 

equivalentes. Finalizada esta etapa, se repitió la inyección de la solución de BTB, iniciando un 

nuevo ciclo experimental. Se estudió el perfil de inyección asociado al gradiente de salinidad, 

además se cuantificó el volumen de CO2 almacenado en cada caso. 



 

 

Figura 2.12 

Esquema del proceso experimental de los experimentos de inyección de FluidFlower 

 

2.3 Procesamiento de Datos 

Para el análisis y procesamiento de datos, se utilizó diferentes softwares que permitieron 

el manejo óptimo de la información recopilada. La composición hidroquímica del agua 

recopilada se ingresó en el Software Membrane Master 5 para determinar los valores de pH en 

los que se induce la precipitación de sales.  

Para procesar la información de los experimentos de BPMED se creó un script de Python 

que permitió unificar toda la información generada, tanto del monitoreo de pH como del 

monitoreo energético. Se utilizaron las librerías de Numpy y Pandas para calcular: cinética -EQ ( 

1 )-, porcentaje teórico de H2CO3 -EQ ( 2 )-,  potencia instantánea -EQ ( 6 )-, potencia promedio 

acumulada -EQ ( 7 )-, energía total consumida -EQ ( 8 )- y energía específica -EQ ( 3 )- de cada 

uno de los experimentos realizados. Los datos procesados fueron agrupados por tipo de agua 

(agua de mar, agua subterránea o agua dulce) y exportados a hojas de Excel. 

𝑃(𝑡) = 𝑈(𝑡) ∙ 𝐼(𝑡) ( 6 ) 

𝑃̅ =
1

𝑛
∑ 𝑃𝑖

𝑛

𝑖=1

 ( 7 ) 

𝐸 = 𝑃̅ ∙ ∆𝑡 ( 8 ) 

 



 

 

Los gráficos de los resultados experimentales de BPMED y flotación fueron realizados 

mediante el software Origin Pro. 

Los datos de los experimentos de flotación se ingresaron directamente en una hoja de 

Excel donde se procesó la información y se obtuvo el porcentaje de recobro. 

Las imágenes de los experimentos de FluidFlower se procesaron mediante el software 

Microsoft Clipchamp (versión gratuita) para generar un video en secuencia del proceso de 

inyección y determinar el movimiento del perfil de inyección. 

 

  



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo 3  

 

  



 

 

3. RESULTADOS Y ANÁLISIS 

3.1 Electrodiálisis con Membranas Bipolares 

3.1.1 Influencia del Voltaje y Ratio en el Porcentaje de H2CO3 

La Figura 3.1 muestra la evolución del pH del canal acidificado en función del tiempo 

para las muestras de: agua de mar (a, b, c), agua dulce (d, e, f) y agua subterránea (g, h, i); en 

ratios 1:6, 1:7 y 1:8, desde 5.00 V hasta 6.50 V con incrementos de 0.25 V. En la Figura 3.1 (a) 

se observa que bajo ratio 1:6 la aplicación de voltajes de 5.00 a 5.75 V sólo permite reducir el pH 

del canal acidificado hasta alrededor de 5.44 antes de que el canal basificado alcance un pH de 

8.71. A partir del cual empieza la formación y precipitación de sales de Ca2+ y Mg2+ como 

CaCO3 o Mg(OH)2 acorde a las simulaciones del software Membrane Master 5 (Apéndice C). 

Estas sales forman cristales que podrían obstruir las membranas y disminuir su conductividad 

eléctrica entre un 10 y 30 %, lo que tendría un impacto negativo en la eficiencia eléctrica del 

sistema (Kravtsov et al., 2020). Como se puede observar en la Figura 3.1a, a pesar de 

incrementar el voltaje en 0.75V (desde 5.00 V a 5.75 V), el sistema no logra desplazar el 

equilibrio del carbono en el agua de mar hacia el H2CO3 al 90% (pH 5). En estos rangos de pH 

(5.44-5.61) las especies de CO2 del agua de mar se encuentran alrededor del 70% en forma de 

H2CO3 y un 30% en forma de HCO3
-. Sin embargo, bajo la misma condición de ratio (1:6) y 

aplicando voltajes de 6.00 hasta 6.50 V, el pH se redujo hasta los valores objetivo de 5 (6.00 V) 

y 4 (6.25 y 6.50 V), donde CO2 está entre 90% y 100% en forma de H2CO3. Lo que sugiere que 

voltajes más altos permiten alcanzar una mayor concentración de H2CO3 antes de que inicie la 

precipitación de CaCO3 o Mg(OH)2. 

Además, se observó que el incremento de ratio en los experimentos de agua de mar 

permitió alcanzar los pH objetivo de 4 y 5 con un menor voltaje. Por ejemplo, al aumentar ratio 

de 1:6 a 1:7 (Figura 3.1 b) se alcanzó el pH 4 a partir de los 5.75 V mientras que con ratio 1:6 se 



 

 

requirió de 6.25 V. En contraste, bajo ratio 1:8 (Figura 3.1 c) el pH 4 se alcanzó con un voltaje 

de 5.50 V. De modo que un ratio mayor (1:8) permitió alcanzar una concentración del 100% de 

H2CO3 con 0.75 V menos que el requerido en ratio 1:6. Estos resultados siguieren que un mayor 

ratio amortigua mejor el incremento del pH en el canal basificado debido al flujo de OH- 

generados en la BPM. Esto favorece el desplazamiento del equilibrio del carbono hacia la 

formación de H2CO3 en el canal acidificado por el flujo de H+ producido en la BPM incluso a 

voltajes más bajos. Este comportamiento está asociado a la capacidad buffer del agua y la 

disociación de la molécula de H2O producida en la interfaz de la BPM. Durante la disociación 

del agua, los iones OH- migran hacia el ánodo, lo que provoca un aumento del pH en el canal 

basificado, mientras que los H+ migran hacia el cátodo disminuyendo el pH del canal acidificado 

(Karunarathne et al., 2025). Además, un mayor volumen en el canal basificado (e.g., ratio 1:8 vs 

1:6) incrementa la capacidad del sistema para tolerar el flujo de OH- amortiguando el incremento 

del pH por efecto de dilución. Desde el punto de vista químico, los OH- producidos por la BPM 

reaccionan con los H+ presentes en el agua de mar formando H2O, pero paralelamente se activa 

el sistema buffer del agua de mar ionizando HCO3
-, lo que produce CO3

2- y libera un H+ que 

compensa la pérdida de los protones libres por la formación de la molécula de H2O (Zhang, 

2000). Este efecto controla el incremento de pH en el canal basificado y favorece el flujo de H+ 

hacia el canal acidificado, donde una parte del HCO3
- se protona formando H2CO3; mientras que 

otra parte de H+ se mantiene libre en solución disminuyendo el pH (Bui et al., 2023). De esta 

manera, dado que el volumen del acidificado permanece constante, un mayor ratio permite 

amortiguar el incremento del pH en el basificado. Lo que posibilita alcanzar pH 4 (100% de 

H2CO3) sin desencadenar la precipitación de sales en el basificado. 



 

 

Figura 3.1 

Variación del pH en función del tiempo en el canal acidificado para agua de mar (a, b, c), agua 

dulce (d, e, f) y agua subterránea (g, h, i) 

 

 Con respecto al agua dulce y al agua subterránea, debido a su marcada predisposición de 

precipitación de sales, se reemplazó el agua del canal basificado por una solución de NaCl al 

15% para evitar el ensuciamiento (fouling) en las mebranas. Un estudio previo indica que la 

precipitación de sales durante procesos de BPMED depende, entre otros factores, de la 

concentración de iones Ca2+ y Mg2+ en el agua (Sharifian et al., 2022). De este modo, al utilizar 



 

 

una solución sintética que no contiene estos iones, se mitiga el riesgo de precipitación de sales. 

Lo que permitió alcanzó los pH objetivo de 5 y 4 en bajo todas las condiciones de ratio y voltaje 

tanto en agua dulce (Figura 3.1 d, e, f) como en agua subterránea (Figura 3.1 g, h, i).  

 

3.1.2 Dinámica de la Densidad de Corriente en Función del Tiempo 

La Figura 3.2 muestra el perfil de la densidad de corriente (i) en función del tiempo para 

el agua de mar (a, b, c), agua subterránea (d, e, f) y agua dulce (g, h, i). En los tres tipos de agua 

(de mar, subterránea y dulce) se observó que un mayor voltaje produce una mayor CD. Por 

ejemplo, en agua de mar con ratio 1:6 (Figura 3.2a) al incrementar el voltaje de 5.00 a 6.50 V la 

densidad de corriente aumentó de 0.68 a 2.58 mA/cm2, respectivamente. En agua subterránea 

con ratio 1:6 (Figura 3.2d) aumentar el voltaje de 5.00 a 6.50 V produjo incremento de la 

densidad de corriente de 0.45 a 1.49 mA/cm2. Y con agua dulce en ratio 1:6 (Figura 3.2g) en el 

mismo rango de voltajes (5.00 a 6.50 V) la densidad de corriente aumentó de 0.43 a 0.89 

mA/cm2. Esta misma tendencia se observó en todos los tipos de agua para ratio 1:7 y 1:8. La 

explicación a este fenómeno está ligada a la ley de Ohm, que estipula que la densidad de 

corriente es directamente proporcional al voltaje (Culcasi et al., 2022; Luo et al., 2022). Además, 

la conductividad eléctrica (CE) de las soluciones de alimentación también alteran la resistencia 

óhmica del sistema, de modo que una mayor CE en estos componentes también provocará un 

incremento en la densidad de corriente (Sabatino et al., 2022; Shen et al., 2024). En este estudio 

el agua de mar, agua subterránea y agua dulce presentaron CE = 51.2, 5.4 y 0.4 mS/cm, 

respectivamente. Donde el agua de mar permitió un mayor flujo de corriente a través del stack y 

por consecuencia una mayor densidad que el agua subterránea y agua dulce.  



 

 

Figura 3.2  

Variación de la densidad de corriente en función del tiempo en el canal ácido para agua de mar 

(a, b, c), agua subterránea (d, e, f) y agua dulce (g, h, i) 

 

La Figura 3.2 también muestra que, en los tres tipos de agua estudiados, incrementar el 

ratio de 1:6 a 1:8 produjo una menor densidad de corriente. Por ejemplo, bajo un voltaje de 6.50 

V, incrementar el ratio de 1:6 a 1:8 disminuyó la densidad de corriente en agua de mar de 2.53 

mA/cm2 (1:6) a 2.21 mA/cm2 (1:8), en agua subterránea de 1.49 mA/cm2 (1:6) a 1.00 mA/cm2 

(1:8) y en agua dulce de 1.02 mA/cm2 (1:6) a 0.82 mA/cm2 (1:8). La misma tendencia se observó 



 

 

en los tres tipos de agua para los voltajes de 5.00, 5.25, 5.50, 5.75, 6.00 y 6.25 V. Esto ocurre 

porque cuando se aplica un voltaje al sistema, se inicia el proceso de disociación de la molécula 

de agua en la BPM generando OH- que migran hacia el canal basificado. Sin embargo, esto no 

altera parámetros como la resistencia interna del stack (electrodos, membranas, separadores o 

solución electrolítica), ni la composición inicial del feed (t = 0). Al aumentar el ratio, los OH- 

generados migran hacia un mayor volumen (3 L en ratio 1:6 y 4 L en ratio 1:8), lo que provoca 

un efecto de dilución de los OH-. Esta dilución aumenta la resistencia del canal acidificado en 

ratio 1:8 un 33% por encima del ratio 1:6 (Apéndice F), lo que reduce la densidad de corriente. 

Por otra parte, en las curvas corriente vs. tiempo de los experimentos con agua de mar y 

agua subterránea (Figura 3.2 a-f) se observó un descenso exponencial de la densidad de corriente 

seguido por la formación de una meseta. Esto sucede porque previo a la aplicación de un voltaje, 

la concentración de iones en la interfaz membrana-solución es máxima. Lo que reduce la 

resistencia óhmica y permite que, al aplicar una diferencia de potencial, exista un alto flujo de 

corriente a través del sistema (Sabatino et al., 2022; Strathmann et al., 1997). Iniciando la 

migración de iones a través de las membranas y creando una zona de agotamiento que 

incrementa la resistencia general del sistema y provoca una caída exponencial de la densidad de 

corriente (Culcasi et al., 2022; Sabatino et al., 2022). La formación de la meseta ocurre cuando 

se alcanza un equilibrio dinámico entre: la salida de iones por migración hacia los electrodos 

(Strathmann et al., 1997), la entrada de iones a la interfaz membrana-solución por difusión desde 

el bulk (volumen si contacto con las membranas) (Strathmann et al., 1997) y la generación de H+ 

e OH- por disociación de la molécula de H2O en la BPM (Culcasi et al., 2022). 

En contraste, los experimentos con agua dulce (Figura 3.2 g-i) mostraron un 

comportamiento diferente, donde las curvas de corriente vs. tiempo no alcanzaron la meseta, sino 

que después de la caída exponencial la densidad de corriente incrementó progresivamente hasta 

el final de los experimentos. Por ejemplo, en agua dulce con ratio 1:6 (Figura 3.2g) y voltaje de 



 

 

5.00 V la densidad de corriente incrementó de 0.42 mA/cm2 (i min) a 0.45 mA/cm2 (i final) y 

con 6.50 V aumentó de 0.75 mA/cm2 (i min) a 1.02 mA/cm2 (i final). Este incremento se replicó 

en agua dulce para todos los casos de ratio y voltaje estudiados. Esta diferencia respecto al agua 

de mar y agua subterránea puede deberse a que en los experimentos de agua dulce no se logró el 

equilibrio dinámico entre migración, difusión y disociación de la molécula de agua. Esto puede 

estar asociado a la diferencia de salinidad entre los canales basificado y acidificado. Distintos 

autores afirman que en bajo un alto gradiente de salinidad, los iones migran a través de las IEM 

desde el canal más salino (e.g., basificado) hacia el menos salino (e.g., acidificado) (Culcasi et 

al., 2021; Tang et al., 2023). De modo que una mayor relación de salinidad (HS/LS) entre dos 

canales aumenta la selectividad de co-iones de las IEM permitiendo un mayor flujo neto de iones 

de del canal más salino al menos salino (Filingeri et al., 2023). Por ejemplo, Filingeri et al. 

encontraron que al aumentar la relación de salinidad entre dos soluciones en un sistema de 

BPMED la selectividad de co-iones de las AEM aumentó de 4 a 10 % y en las CEM incrementó 

de 6 a 18 %. Este flujo de iones podría dominar sobre la tasa de generación de H+ en la BPM e 

incrementar la CE del canal acidificado. En este estudio los experimentos con agua dulce 

presentaron una relación de salinidad basificado/acidificado > 65 y se registró un incremento de 

la concentración de Cl- (1657 %) y Na+ (246 %) en el canal acidificado. Esto demuestra que la 

relación de salinidad entre ambos canales aumentó progresivamente la CE del canal acidificado y 

por consecuente la densidad de corriente del sistema.  

3.1.3 Influencia del Voltaje y Ratio en la Cinética 

La Tabla 3.1 compara la cinética entre los tres tipos de agua y ratio estudiados para los 

casos donde se alcanzó pH ≈ 4. Se observó que en los tres tipos de agua (agua de mar, agua 

subterránea y agua dulce) y ratios (1:6, 1:7 y 1:8) incrementar el voltaje aumentó la tasa de 

acidificación y redujo el tiempo de operación del proceso de acidificación. Por ejemplo, en agua 

de mar con ratio 1:8, la tasa de acidificación aumentó de 0.23 UpH/min (5.50 V) hasta 0.60 



 

 

UpH/min (6.50 V). Bajo el mismo ratio, en gua duce la tasa de acidificación aumentó de 0.15 

UpH/min (5.50 V) a 0.22 UpH/min (6.50 V); mientras que en agua subteránea la tasa de 

acidificación pasó de 0.09 UpH/min (5.50 V) hasta 0.16 UpH/min (6.50 V). Este efecto se debe a 

que un mayor voltaje aplicado produce una mayor densidad de corriente, lo que promueve un 

campo eléctrico más intenso que aumenta tasa de disociación de la molécula de H2O en la BPM 

y por ende la velocidad de generación de H+ y OH- hacia los canales acidificado y basificado, 

respectivamente (Aliaskari et al., 2024; Karunarathne et al., 2025; Luo et al., 2022; Sabatino et 

al., 2022), lo que resulta en una mayor tasa de acidificación. En línea con nuestros resultados, 

Chen et al. reportaron que al incrementar la densidad de corriente de 2.4 a 4.0 mA/ cm2 la tasa de 

disociación de la molécula de agua en la membrana bipolar incrementó un 233% (T. Chen et al., 

2021). En este estudio, utilizando agua subterránea y ratio 1:8 el incremento del voltaje de 5.00 a 

6.50 V redujo el tiempo de operación hasta alcanzar el pH ≈ 4 en un 66% (de 76 a 26 min). 

Mientras que Ruan et al. (2022) encontraron que en un sistema de BPMED, el aumento del 

voltaje de 9.0 a 13.5 V redujo los tiempos de operación en un 82 % (de 120 a 22 min). Estos 

resultados demuestran que un mayor voltaje reduce los tiempos de operación del sistema de 

BPMED y aumenta la cinética. 

Tabla 3.1 

Cinética de acidificación en agua de mar, agua dulce y agua subterránea para ratios 1:6, 1:7 y 

1:8 

Cinética de Acidificación [UpH/min] 

Voltage 
SW FW GW 

1:6 1:7 1:8 1:6 1:7 1:8 1:6 1:7 1:8 

6.50 0.65 0.61 0.60 0.26 0.25 0.22 0.25 0.20 0.16 

6.25 0.53 0.52 0.48 0.26 0.23 0.20 0.22 0.17 0.15 

6.00 - 0.44 0.39 0.25 0.21 0.18 0.18 0.15 0.12 

5.75 - 0.34 0.33 0.22 0.19 0.16 0.15 0.13 0.11 

5.50 - - 0.23 0.19 0.18 0.15 0.12 0.11 0.09 

5.25 - - - 0.16 0.15 0.13 0.09 0.08 0.07 

5.00 - - - 0.14 0.13 0.11 0.07 0.06 0.05 



 

 

 

Se analizó la influencia del ratio en la cinética de acidificación comparando el tiempo de 

operación hasta alcanzar pH ≈ versus a la densidad de corriente. Se utilizó la densidad de 

corriente en vez del voltaje para evaluar todas las muestras en igualdad de condiciones. La 

Figura 3.3 muestra la evolución del tiempo requerido para desplazar el 99.9% de CO2 a H2CO3 

(pH ≈ 4) respecto a la densidad de corriente para agua de mar, agua dulce y agua subterránea en 

ratio 1:6,1:7 y 1:8. Los resultados evidencian que en los tres tipos de agua estudiados existe una 

relación de ley de potencia entre el tiempo de operación y la densidad de corriente y no se vio 

afectada por el ratio. Los valores de R2 obtenidos fueron 0.994 para agua de mar, 0.982 para 

agua dulce y 0.985 para agua subterránea, de modo que el incremento del ratio no influye sobre 

la cinética de acidificación. Este fenómeno se explica por un acoplamiento cinético entre la 

densidad de corriente, el volumen del canal basificado (ratio) y el tiempo de operación. Aunque 

un ratio mayor (e.g., 1:8 vs 1:6) genera una menor densidad de corriente (menor tasa de 

disociación de la molécula de H2O en la BPM), los tiempos de operación prolongados 

compensan el efecto, presentando el equilibrio dinámico y manteniendo la cinética global del 

sistema inalterada. 



 

 

Figura 3.3 

Efecto del ratio y tipo de agua en la cinética de acidificación 

 

Nota. El eje Y (tiempo) hace referencia al tiempo requerido hasta llegar a pH 4. 

Finalmente, en la Figura 3.3 también se observó que, los tres tipos de agua presentaron 

diferentes curvas de cinética. Bajo las mismas condiciones de ratio y voltaje, el agua de mar 

presentó la cinética más rápida, seguida del agua dulce y por último el agua subterránea. Por 

ejemplo, bajo ratio 1:8 y aplicando 6.00 V la tasa de acidificación en agua de mar fue 0.39 

UpH/min, en agua dulce 0.18 UpH/min y en agua subterránea 0.12 UpH/min. Esta tendencia se 

observó en todas las combinaciones de ratio y voltaje como se muestra en la Tabla 3.1. Este 

fenómeno puede estar asociado a la hidroquímica de cada uno de los tipos de H2O. La Tabla 3.2 

muestra la composición hidroquímica de las tres muestras de agua estudiadas antes del 

tratamiento. La cinética más rápida corresponde al agua de mar debido a una mayor 

concentración de iones, i.e, ∑cationes = 11618 mg/L y ∑aniones = 20140 mg/L. Seguida del 

agua dulce, a pesar de tener menor concentración de cationes (171 mg/L) y aniones (60 mg/L) 

que el agua subterránea (∑cationes = 2190 mg/L y ∑aniones = 989 mg/L). Esto se asocia, desde 

el punto de vista hidroquímico a una mayor concentración de HCO3
- en el agua dulce (162 mg/L) 
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en comparación con el agua subterránea (290 mg/L), lo que intensifica el efecto buffer del agua. 

De modo que los H+ generados en la BPM desplazan el equilibrio del HCO3
- hacia la formación 

de H2CO3 en el canal acidificado; mientras que los OH- que migran hacia el basificado 

aumentando el pH (T. Chen et al., 2021; Luo et al., 2022; Sharifian et al., 2022). Al existir una 

mayor concentración de HCO3
- en el acidificado, se necesita un mayor flujo de H+ y OH- para 

contrarrestar el efecto buffer y alcanzar el pH objetivo. Esto explicaría por qué el agua 

subterránea requirió mayores tiempos de operación y presentó las menores tasas de acidificación 

en comparación con el agua dulce y agua de mar. 

Tabla 3.2 

Composición Hidroquímica del agua de mar, agua dulce y agua subterránea antes del 

tratamiento con BPMED 

Fuente 
Composición Hidroquímica mg/L 

Ca2+ Mg2+ SO4
2- Cl- K+ Na+ HCO3

- ∑Cationes ∑Aniones 

Mar 392 1317 2500 17500 430 9479 140 20140 11618 

Dulce 43 8 1 8 2 7 162 171 60 

Subterránea 224 119 800 1100 17 629 290 2190 989 

 

3.1.4 Análisis Energético en el Proceso de Acidificación  

La Figura 3.4 muestra la variación de la energía específica (EE) en función de la 

densidad de corriente (i) para los experimentos de agua de mar, agua subterránea y agua dulce en 

ratio 1:6, 1:7 y 1:8. La EE se calculó únicamente para los casos donde el canal acidificado 

alcanzó pH ≈ 4 con el fin de evaluar todas las muestras en igualdad de condiciones. Los 

resultados indican que, en todos los tipos de agua, un mayor ratio incrementó la energía 

específica requerida para la acidificación mediante BPMED. Por ejemplo, coma en agua de mar 

coma al aplicar 6.00 V, el aumento del ratio de 1:6 a 1:7 elevó la EE de 1.86 kWh/kg CO2 a 1.91 

kWh/kg CO2. En agua dulce y aplicando también 6.00 V la EE aumentó de 1.37 kWh/kg CO2 

(ratio 1:6) a 1.45 kWh/kg CO2 (ratio 1:8). De manera similar en agua subterránea, con 6.00 V, la 



 

 

EE aumentó de 1.41 kWh/kg CO2 (ratio 1:6) a 1.50 kWh/kg CO2 (ratio 1:8). Estos datos 

confirman que independientemente del tipo de agua, un ratio más alto conlleva un mayor 

consumo energético. Este comportamiento está asociado al acoplamiento cinético entre la 

velocidad de acidificación, el ratio y la densidad de corriente. Como se discutió previamente, un 

mayor ratio reduce la densidad de corriente y prolonga el tiempo de operación, lo que produce un 

incremento en la demanda energética del proceso. 

La Figura 3.4 también muestra que, en todas las condiciones de ratio y voltaje estudiados, 

las muestras con mayor CE (i.e. agua de mar) presentaron una mayor EE versus las muestras con 

menor CE (i.e, agua dulce o agua subterránea). Analizando el caso de menor consumo energético 

para cada tipo de agua se registró una EE de 1.86 kWh/kg CO2 para agua de mar, 1.23 kWh/kg 

CO2 para agua subterránea y 1.02 kWh/kg CO2 para agua dulce. Donde el agua de mar consumió 

un 51% más de energía que agua subterránea y un 82% más que agua dulce. Algunos autores 

asocian el incremento del consumo energético con la conductividad eléctrica de las soluciones y 

la densidad de corriente (Khoiruddin et al., 2024; Sharifian et al., 2022). Donde una mayor CE 

produce mayor densidad de corriente y por consecuencia mayores pérdidas óhmicas que reducen 

la eficiencia del voltaje (Boulif et al., 2025). Según la ley de Joule, las pérdidas óhmicas 

aumentan con el cuadrado de la corriente provocando sobrecalentamiento del sistema 

(Khoiruddin et al., 2024), mientras que operar a menores densidades de corriente optimiza la 

eficiencia del proceso, pero prolonga los tiempos de operación (Cassaro et al., 2023). Así, si bien 

una mayor CE incrementa el consumo energético, es necesario realizar una evaluación más 

profunda sobre los objetivos esperados de la aplicación práctica del tratamiento con BPMED 

para hacer una selección definitiva. 



 

 

Figura 3.4 

Evolución de la energía específica en función de la densidad de corriente para agua de mar, 

agua subterránea y agua dulce en ratios 1:6, 1:7 y 1:8 

 

 

3.1.5 Análisis Económico del Sistema de BPMED 

Con miras a una aplicación industrial del agua acidificada como una materia prima en el 

recobro mejorado de petróleo (EOR), se puede explorar un equilibrio entre el costo de 

implementación (CAPEX), consumo energético (OPEX), el volumen tratado y la disponibilidad 

del agua. En cuanto al costo de implementación, un estudio reportó que una planta de 

electrodiálisis convencional con capacidad para tratar 10000 m3 de agua de mar por día requiere 

una inversión de USD 39 millones (Nthunya et al., 2022). Los costos más representativos en 

electrodiálisis se asocian a las membranas (644 $/m2) los electrodos (2465 $/m2) y las bombas 

(1044 $s/L) (Dhanasekaran et al., 2025), lo que indica que un menor caudal reduce los costos 

asociados al sistema de bombeo. En cuanto al consumo energético, la literatura reporta que 

plantas de electrodiálisis de mediana escala (100-500 m3/d) presentan un consumo energético 



 

 

110% superior que plantas gran escala (10000 m3/d) (Nthunya et al., 2022). Mientras que la 

literatura reporta que pozos de petróleo maduros suelen presentar corte de agua de alrededor del 

90% (Brandt, 2011), donde por cada barril de petróleo se producen 10 de agua. Asumiendo una 

producción de 100 barriles de crudo por día, y que el volumen de agua inyectada sea igual al 

volumen de agua producida, un pozo petrolero maduro de estas características puede requerir 

160 m3 de fluido de inyección por día. Esta estimación apunta a que una planta de mediana 

escala podría producir suficiente agua para un pozo petrolero con corte de agua del 90% y una 

producción de 1000 barriles de petróleo al día. Con estos datos, aunque una planta de mediana 

duplica el consumo energético de una planta de gran escala, presenta una reducción de inversión 

en caudal de bombeo instalado de más 98% (instalar un caudal de operación de 160 m3/d implica 

un ahorro de $118916.16 contra un caudal de 10000 m3/d), lo que podría ofrecer un mejor 

balance entre CAPEX/OPEX.   

Una vez definidas las dimensiones de la planta, se analizaron los parámetros asociados 

con el tipo de agua. Bajo las mismas condiciones operativas (tamaño del stack, caudal, 

electrodos y membranas) el agua dulce presentó el menor consumo energético entre los tres tipos 

de agua evaluados (1.02 kWh/kg CO2) y una cinética de acidificación intermedia (0.14 

UpH/min). Pero su disponibilidad limitada podría representar un problema al momento de 

escalar el sistema, especialmente en regiones con estrés hídrico y regulaciones estrictas sobre el 

uso del agua dulce en procesos industriales. Por ejemplo, entre 2020 y 2023 se registraron 

sequías severas y prolongadas en Sudamérica, y donde la energía hidroeléctrica representa el 

45% de la generación energética, lo que resalta la importancia de preservar el agua dulce para 

usos prioritarios (Hartinger et al., 2024). Por otra parte, el agua subterránea mostró un consumo 

energético intermedio (1.23 kWh/kg CO2) y la cinética más lenta entre los tres tipos de agua 

(0.07 UpH/min). Lo que provoca que, en un tiempo establecido, una planta de BPMED operando 

con agua subterránea produzca sólo el 15% de agua acidificada que produciría con agua de mar. 



 

 

Para alcanzar el mismo volumen de producción que el agua de mar en el mismo tiempo, se 

necesitarían 7 plantas de iguales dimensiones, lo que incrementaría un 600% más de inversión 

inicial (CAPEX). Finalmente, el agua de mar obtuvo el mayor consumo energético (1.86 kWh/kg 

CO2), pero también la cinética de acidificación más rápida (0.34 UpH/min), lo que permite tratar 

un mayor volumen de agua con una sola planta. Además, el agua de mar es un recurso abundante 

y disponible para su uso yacimientos tanto costeros como offshore debido a su cercanía con la 

costa, lo que minimiza los costos de transporte o bombeo del agua desde el mar hacia el 

yacimiento. De modo que, el agua de mar presenta el mejor balance entre disponibilidad del 

recurso y cinética de extracción de CO2, ya que es un recurso abundante y es posible producir 

una mayor cantidad de agua acidificada en menos tiempo. Además, un estudio de Ayauca et al. 

(2023) realizado en el Campo Ancón de la costa ecuatoriana reportó la CE del agua de formación 

en 28.78 mS/cm, valor que se encuentra más cercano a la CE del agua de mar utilizada en este 

estudio (51.2 mS/cm) que al agua subterránea (5.4 mS/cm). La similitud en la conductividad 

eléctrica del agua de formación respecto al agua de mar podría causar que ambos tipos de agua 

presenten un comportamiento parecido dentro del proceso de BPMED, lo que supone una 

ventaja adicional al tratamiento permitiendo utilizar el agua de formación acidificada como 

fluido de inyección. 

 

3.1.6 Transporte de Iones en el proceso de BPMED 

Con el fin de evaluar la migración iónica durante el proceso de BPMED, se determinaron 

las concentraciones promedio de los iones Ca2+, Mg2+, K+ y Na+, Cl- y SO4
2- en cada tipo de 

agua. Se utilizó el valor promedio ya que ni el voltaje aplicado ni la relación utilizada influyeron 

en la migración de estos iones. La Figura 3.5a-c muestra la variación en la composición 

hidroquímica del agua acidificada versus el agua sin tratar para: agua de mar, agua subterránea y 

agua dulce. Se observó que, tras el tratamiento con BPMED, la concentración de iones como el 



 

 

Cl- y Na+ aumentan en el canal acidificado mientras que el K+ y HCO3
- disminuyen. Por ejemplo, 

en el agua de mar, la concentración de Cl- y Na+ incrementó un 13.6 % (17500 a 19877 mg/L) y 

19.1 % (9480 a 11292 mg/L), respectivamente. Mientras que K+ y HCO3
- disminuyeron un 22.7 

% (430 a 332 mg/L) y 58.7 % (140 a 57 mg/L) cada uno. En los experimentos con agua 

subterránea y agua dulce se observó la misma tendencia en con respecto al transporte de iones. 

Para entender estas tendencias de migración, es necesario considerar tanto la configuración de la 

celda de electrodiálisis como la perm-selectividad de las membranas utilizadas. Durante los 

experimentos se utilizó una configuración de celdas de tipo CEM- BPM - AEM - BPM - AEM - 

BPM - AEM - BPM - CEM. La BPM induce el water splitting que produce H+ e OH-, los cuales 

migran hacia los canales acidificado y basificado, respectivamente. Las AEM cumplen dos 

funciones principales, permiten el transporte de aniones desde el canal basificado hacia el 

acidificado, y al mismo tiempo restringen el flujo de los cationes en la dirección opuesta. Por su 

parte, las CEM en los extremos del sistema permiten la migración de cationes desde el 

acidificado hacia el basificado a través de la solución electrolítica.  

Con esta configuración, teóricamente se esperaría un aumento de aniones y una 

disminución de cationes en el acidificado debido a su migración hacia el canal basificado. En los 

tres tipos de agua de mar, agua subterránea y agua dulce, la concentración de Cl- aumentó en el 

canal acidificado, lo cual concuerda con la tendencia esperada, mientras que la concentración de 

SO4
2- permaneció inalterada. Una posible explicación está asociada a que la membrana tiene 

mayor afinidad por permitir la migración del Cl- en lugar del SO4
2-, esto puede deberse a que el 

SO4
2- tiene un mayor radio de hidratación que el Cl- (Harris & Lucy, 2020), lo que disminuye su 

movilidad en solución y por consecuente su migración a través de la AEM. Un estudio de 

Filingeri et al. (2023), reportó los SO4
2- se transportan un 75% más lento que los Cl- a través de 

la AEM. En cuanto a los cationes, la desviación estándar de las mediciones de Ca2+ y Mg2+ 

demostraron que los cambios de concentración son despreciables en agua de mar y agua 



 

 

subterránea. Mientras que en agua dulce se observó una disminución de Ca2+, este fenómeno 

puede ser una respuesta del sistema para mantener la electroneutralidad (principio físico que 

exige que la suma total de cargas positivas y negativas en una solución sea igual, evitando 

acumulaciones netas de carga) de la solución debido al incremento del Na+ de 7 a 24 mg/L. 

Por otra parte, el K+ disminuyó en todos los tipos de agua (agua de mar, agua subterránea 

y agua dulce) según lo esperado. Por ejemplo, en agua de mar la concentración de K+ disminuyó 

de 430 a 332 mg/L, en agua subterránea de 17 a 8 mg/L y en agua dulce water de 1.8 a 1.3 mg/ 

L, lo que confirma el transporte de K+ fuera del canal acidificado. Mientras que, la concentración 

de Na+ aumentó, contradiciendo la dirección de migración prevista según el campo eléctrico y la 

disposición de las membranas. Este fenómeno puede ocurrir por la necesidad de mantener la 

electroneutralidad en el sistema (Ding et al., 2025; Lee et al., 2024). y la propiedad de perm-

selectividad de las membranas utilizadas <100 % e.g., 95 % (Fujifilm Manufacturing Europe 

B.V., 2022). Dentro del stack, el transporte de aniones (Cl-) a través de las AEM genera un 

desequilibrio de cargas que induce la migración de cationes (Na+) hacia el canal acidificado 

balanceando las cargas 64,65. De esta manera, la migración de Na+ hacia el acidificado es una 

respuesta electroquímica natural para mantener la electroneutralidad del stack. 

  



 

 

Figura 3.5 

Variación de la composición hidroquímica del agua acidificada vs. agua natural en (a) agua de 

mar, (b) agua subterránea y (c) agua dulce. 

 



 

 

3.1.7 Eficiencia del Proceso de acidificación con BPMED 

Con el fin de estudiar la eficiencia del proceso de acidificación del proceso de 

electrodiálisis se realizó la medición del carbono inorgánico total (TIC) de todas las muestras 

antes y después del tratamiento. La Tabla 3.3 muestra el TIC inicial y final de todos los 

experimentos que alcanzaron el pH ≈ 4 para analizar las mezclas en igualdad de condiciones. El 

TIC fue medido bajo condiciones normales de temperatura (25 °C) y presión (1 atm). En los tres 

tipos de agua; agua de mar, agua dulce y agua subterránea se observó que el TIC del agua 

acidificada (pH ≈ 4) disminuyó en más de un 90% respecto al TIC del agua sin tratar. Por 

ejemplo, el TIC promedio del agua de mar disminuyó de 28.1 a 1.0 ± 0.2 mg/L, en agua dulce 

descendió de 37.4 a 1.9 ± 0.5 mg/L y en agua subterránea pasó de 62.0 a 5.0 ± 1.0 mg/L. La 

reducción de los niveles de TIC está asociada a la solubilidad del carbono en medios acuosos y el 

pH de la solución (Ahmad & Gersen, 2014; Ahmadi & Chapoy, 2018). Un estudio de Ahmad & 

Gersen (2014), encontró que existe una correlación inversa entre la solubilidad del CO2 en agua 

y el pH. En entornos ácidos, el equilibrio del sistema carbonato-bicarbonato se desplaza hacia la 

formación de CO2 disuelto, donde distintos autores indican que cuando la concentración de CO2 

(aq) excede la concentración en equilibrio con la presión parcial del CO2 en la atmósfera, el 

excedente es liberado en forma gaseosa conforme a Ley de Henry (Ahmad & Gersen, 2014; 

Ahmadi & Chapoy, 2018; Hemmati-Sarapardeh et al., 2020; Mohammadian et al., 2023; Perazio 

et al., 2023). En este estudio los experimentos se realizaron en un sistema abierto a la atmósfera 

(P = 1 atm), por lo que la reducción de pH en el canal acidificado provocó la liberación de CO2 

de la solución hacia el ambiente, resultando en un proceso ineficiente. Sin embargo, un estudio 

previo afirma que la solubilidad del CO2 en el agua aumenta al aumentar la presión (Hemmati-

Sarapardeh et al., 2020), lo que podría aumentar la eficiencia del proceso.  

Distintos autores han estudiado mecanismos de captura de CO2 con sistemas de BPMED 

basándose en procesos de adsorción química con soluciones alcalinas (i.e., NaOH), donde el CO2 



 

 

es capturado desde una corriente de aire convirtiéndose en NaHCO3. Con la a adición de H+ de la 

BPM se produce Na+ con H2O en solución y se libera CO2 (g) (Bui et al., 2023; Khoiruddin et 

al., 2024; Valluri & Kawatra, 2021). Donde la eficiencia de captura de CO2 del proceso se sitúa 

entre el 40 y el 60 % (Luo et al., 2022), utilizando, en algunos casos membranas contactor para 

facilitar la separación de CO2 gaseoso de la fase líquida y aumentar la eficiencia (Jiang et al., 

2017). Por otra parte, un estudio de Eisaman et al. (2011), reportó que aumentar la presión del 

sistema a 10 atm evitó la formación de burbujas y la liberación de CO2 en condiciones de pH 

entre 2.5 y 2.8. Estos resultados en particular apuntan a en condiciones de alta presión el CO2 

puede mantenerse en solución, lo que es favorable en este estudio, ya que aumentaría la 

eficiencia del proceso almacenando más CO2 en el agua. 

Tabla 3.3 

Concentración de TIC antes y después de tratamiento con BPMED en agua de mar, agua 

subterránea y agua dulce. 

TIC [mg/L] 

Voltaje 
SW FW  GW 

1:6 1:7 1:8 1:6 1:7 1:8 1:6 1:7 1:8 

Sin Tratamiento 28.01 28.01 28.01 37.36 37.36 37.36 62.0 62.0 62.0 

6.50 0.96 0.91 0.87 2.30 2.48 1.86 6.22 6.76 5.40 

6.25 0.87 0.98 1.18 2.44 2.56 1.54 5.15 5.54 5.97 

6.00 3.45* 0.80 0.95 2.53 2.62 1.47 4.62 6.15 5.06 

5.75 4.68* 0.90 0.92 2.52 1.81 1.36 4.60 5.89 5.82 

5.50 4.03* 3.64* 1.54 1.71 2.57 1.44 3.34 4.76 5.56 

5.25 3.74* 2.29* 3.44* 1.79 1.40 1.63 4.53 4.57 4.60 

5.00 3.91* 3.64* 4.25* 1.84 1.42 1.11 3.64 3.98 3.04 

Nota. SW= agua de mar, GW= agua subterránea y FW= agua dulce. La concentración de TIC de 

los casos donde el pH > 4* también se muestran. 

 

Este estudio se enfocó en mantener el CO2 disuelto en solución para evaluar el potencial 

del fluido generado en el recobro mejorado de petróleo. Para estimar cuanto del TIC medido se 

encuentra en forma de H2CO3 se utilizó el pH final de cada muestra de agua junto con la EQ ( 2 



 

 

), derivada de la ecuación de Henderson-Hasselbalch.  En agua de mar se encontró que los casos 

que no llegaron a pH ≈ 4 mostraron una mayor concentración de H2CO3 versus los que si 

alcanzaron el pH objetivo. Por ejemplo, los casos que no alcanzaron pH ≈ 4 presentaron una 

concentración promedio de H2CO3 de 3.7 ± 0.6 mg/L mientras que los casos que sí llegaron a pH 

≈ 4 se estimó una concentración de 1.0 ± 0.2 mg/L. Por otra parte, en agua subterránea y agua 

dulce (donde todas las muestras lograron el pH ≈ 4) la concentración de H2CO3 estimada fue de 

5.0 ± 1.0 mg/L y 1.9 ± 0.5 mg/L, respectivamente. Esto sugiere que, bajo condiciones 

atmosféricas, una porción limitada del CO2 capturado permanece disuelto como H2CO3, 

independientemente del tipo de agua o del pH final alcanzado. En este sentido, si bien alcanzar 

un pH ≈ 4 lograría concentrar alrededor del 99.9 % del carbono en H2CO3, la liberación del CO2 

gaseoso durante el proceso provoca que se pierda hasta el 90% de TIC inicial, lo que disminuye 

la eficiencia general del proceso. Esto refuerza la idea de que operar el sistema bajo presión 

podría mejorar la retención de CO2 disuelto (Hemmati-Sarapardeh et al., 2020), lo que se asocia 

con un mejor desempeño en aplicaciones de recobro mejorado de petróleo (K. Chen et al., 2024; 

Dalal Isfehani et al., 2024; Dang et al., 2025; Qian et al., 2025; Rahimi et al., 2020). 

 

3.2 Experimentos de Flotación 

3.2.1 Influencia del Agua Acidificada en el Recobro Mejorado de Petróleo 

El proceso de BPMED genera como resultado agua acidificada, una solución con 

propiedades hidroquímicas distintas al agua antes del tratamiento. Estas propiedades podrían 

mejorar la mojabilidad en reservorios de arenisca y favorecer el recobro de petróleo.  Para 

evaluar esta hipótesis, se realizó ensayos de flotación utilizando tanto agua acidificada como 

agua sin tratar (control). Las muestras seleccionadas correspondieron a las condiciones de menor 

energía específica (EE) y mayor concentración de H2CO3 (H) para cada tipo de agua (agua de 

mar, agua subterránea y agua dulce) en ratios 1:6, 1:7 y 1:8. Cada muestra se codificó según el 



 

 

tipo de agua, ratio y criterio de selección.  La Tabla 3.4 muestra el porcentaje de recobro de cada 

muestra, así como la concentración de: H2CO3, Ca2+, Na+ y Cl-. Los resultados muestran que el 

agua acidificada mejora el recobro de petróleo, y que una mayor cantidad de H2CO3 logra aún 

más recobro que los casos de menor EE. Por ejemplo, en el agua de mar ratio 1:6 la muestra con 

mayor concentración de H2CO3 (SW16H) alcanzó un recobro del 96.64% superando a la muestra 

de menor EE (SW16E) y el control (SWC), las cuales presentaron recobros del 94.59 y 90.86% 

respectivamente. Una tendencia similar se observó en todos los ratios y tipos de agua. En agua 

subterránea y agua dulce las muestras con mayor concentración de H2CO3 presentaron una 

mejora en el recobro de crudo de hasta 6.08 y 6.56% ante las muestras de control. Lo que 

confirma que el agua acidificada producida por la BPMED mejora la remoción de crudo en 

areniscas.  

Tabla 3.4 

Porcentaje de recobro de crudo tras los experimentos de flotación en los experimentos de: agua 

de mar, agua subterránea y agua dulce antes y después del tratamiento con BPMED. 

Código EE H2CO3 Ca2+ Na+ Cl- Recobro STD 

SWC - - 392 9479 17500 90.86% 1.68% 

SW16EE 1.02 3.74 424 10671 19500 94.59% 0.57% 

SW16H 1.13 4.68 440 10787 19800 96.64% 1.84% 

SW17EE 1.30 3.33 400 13000 20613 94.50% 0.53% 

SW17H 1.35 3.63 416 10330 18598 95.57% 3.22% 

SW18 1.26 4.25 424 11800 21095 93.42% 4.83% 

GWC - - 224 629 1100 92.20% 2.31% 

GW16EE 1.23 3.61 192 895 1779 92.66% 4.10% 

GW16H 1.50 6.17 200 807 1512 97.22% 0.71% 

GW17EE 1.25 3.95 204 832 1620 95.47% 3.34% 

GW17H 1.51 6.71 216 831 1432 97.85% 2.58% 

GW18EE 1.40 5.77 216 832 1446 95.05% 1.32% 

GW18H 1.50 5.92 176 831 1443 98.28% 0.85% 



 

 

FWC - - 43 7 8 92.12% 1.42% 

FW16EE 1.12 1.41 36 27 130 95.45% 1.05% 

FW16H 1.39 2.52 36 25 149 96.83% 2.14% 

FW17EE 1.02 1.41 36 27 150 94.21% 3.48% 

FW17H 1.38 2.61 36 25 136 98.68% 1.56% 

FW18EE 1.07 1.10 32 27 140 95.85% 0.28% 

FW18H 1.59 1.85 36 19 120 97.09% 0.98% 

Nota. SW= agua de mar, GW= agua subterránea y FW= agua dulce; mientras que C hace 

referencia a la muestra de control. La EE se expresa en kWh/kg CO2 y las concentraciones están 

dadas en mg/L. 

Teniendo en cuenta que el tratamiento con BPMED modificó la química del agua de 

manera similar tanto en agua de mar, agua subterránea y agua dulce; el aumento del porcentaje 

de recobro en el agua acidificada puede estar asociado a los mecanismos de adsorción entre la 

arenisca y los compuestos polares del petróleo. Cuando se experimentó con las muestras de 

control, la arenisca, caracterizada por su carga superficial negativa, interactuó con los grupos 

carboxílicos del petróleo (con carga negativa) mediante la formación de puentes iónicos con 

cationes divalentes como Ca2+ y en menor medida Mg2+ (Rezaeidoust et al., 2009).  Este 

escenario se expone en la Figura 3.6 (a), donde los cationes están disueltos en una película 

acuosa con un espesor (h) entre el crudo y la roca, y son parte de una doble capa eléctrica 

(moléculas de agua ordenadas y iones que neutralizan cualquier carga en la superficie de la roca) 

cuando un fluido contacta directamente la superficie de una roca (Sohal et al., 2016). De los 

iones presentes en la doble capa eléctrica, cationes multivalentes (e.g. Ca2+ y Mg 2+) facilitan la 

formación de puentes catiónicos entre la superficie de la roca y oil-wet organic acids (R-COO-), 

lo cual intensifica la atracción electrostática en la interfaz petróleo-arenisca. Esta interacción 

favorece una mojabilidad oleofílica, dificultando la liberación y movilidad del crudo (Mino et 

al., 2025). En contraste, el uso de agua acidificada modificó el mecanismo de adsorción de crudo 

debido a los cambios en la composición hidroquímica del agua. En este estudio se observó un 



 

 

aumento de Na+ y Cl- en las muestras de agua subterránea y agua dulce. La menor conductividad 

eléctrica (5.4 y 0.4 mS/cm para agua subterránea y agua dulce) y el aumento de cationes 

monovalentes (Na+ y Cl-) pudo aumentar el espesor de la doble capa eléctrica. Esto como 

consecuencia, disminuyo la formación de puentes iónicos entre el petróleo y la roca debido a una 

menor fuerza de adhesión entre el crudo y la roca, lo cual pudo facilitar el desprendimiento de 

crudo como se muestra en la Figura 3.6 (b)  (Rezaeidoust et al., 2009; X. Wang et al., 2024). 

Figura 3.6 

Mecanismo de adsorción de crudo en arenisca: comparación entre (a) agua natural y (b) agua 

acidificada 

 

 

Dada la elevada salinidad del agua de mar acidificada, y en especial el alto contenido de 

iones divalentes (Ca2+ Mg2+) el espesor de la doble capa eléctrica es menor, lo que provoca una 

mayor adsorción del crudo a la roca. Por consecuencia, es posible que el mecanismo de 

liberación de curdo sea distinto y pueda atribuirse principalmente a la interacción del petróleo 

con el CO2 disuelto en el agua. Distintos autores afirman que el agua carbonatada (agua 



 

 

acidificada) reduce la tensión interfacial IFT entre petróleo (K. Chen et al., 2024; Dalal Isfehani 

et al., 2024; Dang et al., 2025; Qian et al., 2025; Rahimi et al., 2020), y el agua debido a que el 

CO2 interactúa con los compuestos polares del petróleo (como asfaltenos y resinas), facilitando 

su reorientación y acumulación en la interfaz. Esta reorganización reduce la energía superficial 

requerida para mantener ambas fases separadas. Rahimi et al. reportó que con presión de 6.89 

MPa y temperatura de 80 °C la tensión interfacial IFT entre el agua de mar carbonata y el crudo 

disminuyó un 35% respecto al agua de mar sin CO2 (Rahimi et al., 2020). Además, dado que el 

CO2 es más soluble en el petróleo que en agua (K. Chen et al., 2024; Dang et al., 2025; Qian et 

al., 2025), se produce una migración del CO2 por diferencia de concentración desde la fase 

acuosa a la fase oleosa (Dalal Isfehani et al., 2024). Esta migración causa que el crudo se hinche 

(oil swelling), aumentando su volumen, disminuyendo su viscosidad y mejora su movilidad (K. 

Chen et al., 2024; Dang et al., 2025; Qian et al., 2025). Por otra parte, los H+ disueltos en el agua 

acidificada también compiten por los compuestos polares del petróleo (e. i., asfaltenos) evitando 

su adsorción con la superficie de la roca desplazando compuestos polares del petróleo y 

reduciendo su fijación al medio poroso (K. Chen et al., 2024; Dalal Isfehani et al., 2024). La 

combinación de estos mecanismos podría explicar el mayor porcentaje de liberación de crudo al 

utilizar agua de mar acidificada respecto al agua de mar sin acidificar. 

En el contexto de la industria petrolera ecuatoriana, estos resultados adquieren especial 

importancia, ya que la inyección de agua acidificada producida mediante BPMED podría 

constituir una estrategia de recobro mejorado viable en campos maduros del oriente del país, 

donde la eficiencia de producción ha disminuido progresivamente (Muriel D, 2024). La 

posibilidad de modificar localmente el agua disponible (agua de formación) para potenciar la 

liberación de crudo sin necesidad de aditivos externos ofrece una alternativa más sostenible y 

competitiva, capaz de extender la vida útil de los yacimientos y optimizar el aprovechamiento de 

recursos dentro de un escenario de transición energética. 



 

 

 

3.3 Experimentos de Mini FluidFlower 

3.3.1 Análisis del Desplazamiento y Potencial de Almacenamiento de Agua Acidificada en 

Medios Porosos. 

Tras confirmar que el agua acidificada mejora el recobro de petróleo en ensayos de 

flotación, se evaluó su desempeño como fluido de inyección utilizando la tecnología 

FluidFlower, que permite visualizar el desplazamiento de fluidos en medios. El objetivo fue 

identificar cómo varía el patrón de desplazamiento del agua acidificada en función de la 

salinidad del reservorio, y determinar los gradientes de salinidad que favorecen un barrido más 

eficiente. Además, se exploró el potencial de almacenamiento de CO2 disuelto bajo tierra. Para 

los experimentos se utilizó agua de mar acidificada como fluido de inyección y se evaluó en 

medios porosos con tres niveles de salinidad: alta (51.5 mS/cm), media (4.67 mS/cm) y baja 

(0.69 mS/cm). La Figura 3.7 muestra la evolución temporal de la inyección de agua acidificada 

en medios porosos con (a) alta salinidad, (b) media salinidad y (c) baja salinidad. Los resultados 

mostraron que un mayor gradiente de salinidad entre el agua de formación y el fluido de 

inyección mejora el barrido dentro del medio poroso. Por ejemplo, en la Figura 3.7a con un 

medio de alta salinidad y gradiente mínimo, el frente de inyección fue radial y simétrico, 

alcanzando la trampa estructural en 5.3 minutos con un volumen de 50 ml, pero sin cubrir 

completamente el yacimiento. En contraste, en medios porosos de media y baja salinidad (Figura 

3.7b y Figura 3.7c), con mayor gradiente de salinidad, el frente de inyección adoptó una forma 

de domo, con una distribución homogénea y un barrido completo del yacimiento. El volumen 

inyectado fue significativamente mayor, de 153 ml y 155 ml, respectivamente. Representando un 

incremento superior al 200% respecto al caso de alta salinidad en los reservorios de media y baja 

salinidad. Una posible explicación a este fenómeno está ligada al gradiente de salinidad entre el 

fluido de inyección y la salinidad del medio. Diversos estudios han demostrado que el gradiente 



 

 

de salinidad entre ambas soluciones puede influir en la eficiencia del barrido. Por ejemplo, 

Zhuang et al. (2021) afirma que en condiciones de bajo gradiente (alta salinidad), las fuerzas 

viscosas dominan sobre los efectos químicos, resultando en un flujo radial y simétrico sin 

direcciones preferenciales (Figura 3.7 a1-a3). Por el contrario, cuando existe un gradiente alto de 

salinidad (media y baja salinidad), se tiende a generar un frente de inyección menos simétrico, 

pero con mayor cobertura y ofreciendo un mejor barrido del reservorio (Figura 3.7 b1-b3 y c1-

c3) (Zhuang et al., 2021). Así, la presencia de gradientes de salinidad favorece tanto el barrido 

más uniforme del medio poroso, optimizando el desempeño del fluido de inyección en procesos 

de recuperación mejorada. 

Figura 3.7 

Evolución del frente de inyección de agua de mar acidificada en reservorios con alta salinidad, 

media salinidad y baja salinidad. 

 

  



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Capítulo 4 



 

 

4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

4.1 Conclusiones 

En función de los resultados de los estudios realizados, se identificaron tendencias claras 

respecto a la eficiencia del sistema BPMED en el desplazamiento del equilibrio del carbono 

hacia la formación de H2CO3, los factores que condicionan la cinética de acidificación y su 

aplicabilidad en procesos de recobro mejorado de petróleo. 

 

• El proceso con BPMED demostró ser capaz de concentrar el 90 a 99.9% de CO2 

en forma de H2CO3 en los tres tipos de agua estudiados (agua de mar, agua 

subterránea y agua dulce). Donde la aplicación de un mayor voltaje incrementó la 

cinética de acidificación en agua de mar, subterránea y dulce hasta en un 260, 357 

y 200 %, respectivamente. Mientras que un mayor ratio aumentó el consumo 

energético del proceso, incrementando en agua de mar, agua subterránea y agua 

dulce. Por consecuencia, los parámetros de funcionamiento que proporcionan un 

mejor balance entre cinética y consumo energético son un voltaje de 6.50 V y 

ratio 1:6, y el mejor rendimiento se obtuvo con agua de mar, que presentó una 

tasa de acidificación de 0.65 UpH/min y un consumo energético de 2.00 kWh/kg 

CO2. Estos valores son competitivos en el mercado y destacan la importancia de 

seguir desarrollando la tecnología de BPMED con miras a la optimización de 

procesos y contribuyendo a la reducción de la huella de carbono.  

• Desde el punto de vista hidroquímico, la alta salinidad del agua de mar (51.2 

mS/cm) resultó en una mayor cinética al permitir un mayor flujo de portadores de 

carga dentro del sistema de BPMED. Por otra parte, la alta concentración de 

HCO3
- en el agua subterránea (290 mg/L) respecto al agua dulce (162 mg/L) 

intensificó el efecto tampón de la solución acidificada, lo que disminuyó la 



 

 

cinética. En síntesis, una mayor salinidad aumenta la cinética de acidificación, 

pero una alta concentración de bicarbonatos retrasa el proceso. Estos resultados 

representan un aporte novedoso para la academia al permitir comprender la 

interacción entre salinidad, especies carbonatadas y eficiencia de acidificación 

utilizando BPMED. 

• El agua acidificada obtenida mediante BPMED demostró ser un recurso de alto 

valor en aplicaciones de recobro mejorado de petróleo. La presencia de CO2 

disuelto en el agua acidificada, ya sea de mar, subterránea o agua dulce, mejoró 

significativamente la recuperación de petróleo en formaciones de arenisca, 

incrementando en el porcentaje de recobro de hasta 6.6 % respecto al agua sin 

tratar. Este incremento representaría una mejora sustancial en el proceso de 

producción de crudo permitiendo aprovechar mejor los recursos del yacimiento 

sin la necesidad de perforar nuevos pozos. 

• El gradiente de salinidad entre el fluido inyectado (agua acidificada) y el medio 

poroso (agua de formación) afecta directamente la eficiencia del barrido. En 

medios con baja y media salinidad (alto gradiente) se observó un frente de 

inyección en forma de domo con distribución homogénea a lo largo del 

reservorio, favoreciendo la movilización uniforme del crudo atrapado e 

incrementando aún más el recobro. Además, bajo un alto gradiente de salinidad, 

se almacena un 200% más de CO2 en comparación con un bajo gradiente de 

salinidad. Favoreciendo la transición a procesos de extracción de crudo más 

eficientes y sostenibles reduciendo la huella de carbono. 

  



 

 

4.2 Recomendaciones 

Con base en los resultados obtenidos y considerando las limitaciones de este estudio, se 

identifican aspectos técnicos y experimentales que deben ser explorados en futuras 

investigaciones para fortalecer el desarrollo de la tecnología BPMED para el desplazamiento de 

carbono a H2CO3 y la aplicación del agua acidificada en procesos de recobro mejorado de 

petróleo. A continuación, se presentan las principales recomendaciones: 

• Evaluar configuraciones presurizadas en el sistema de BPMED con el fin de 

evitar la liberación de CO2 a la atmósfera. En este trabajo se evidenció bajo 

condiciones de presión ambiental se produjo la liberación de hasta un 90% del 

CO2 de regreso a la atmósfera, lo cual representa una limitación clave. 

• Estudiar la eficiencia del recobro de crudo con aguas edificada en sistemas 

presurizados para cuantificar el efecto de una mayor concentración de CO2 

disuelto en la mejora de recuperación. 

• Analizar el comportamiento del agua se edificada en formaciones ricas en 

carbonatos las cuales no fueron consideradas en este proyecto a fin de comparar 

los mecanismos de interacción con los observados en areniscas. 

• Proponer experimentos de inyección en medios porosos con un gradiente inverso 

de salinidad es decir empleando un fluido de inyección con menor salinidad que 

la del reservorio para determinar los efectos sobre el perfil de inyección y la 

eficiencia del barrido. 
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6. APÉNDICES 

Apéndice A. Deducción de la Ecuación ( 2 ) 

Para poder calcular el porcentaje de CO2 que se encuentran en forma de H2CO3 en una 

muestra de agua en función del pH se utiliza la ecuación de Henderson-Hasselbalch, (Po & 

Senozan, 2001):   

𝑝𝐻 = 𝑝𝐾𝑎 + log (
[𝐴−]

[𝐻𝐴]
)  

La cual aplicada al H2CO3 toma la siguiente forma: 

𝑝𝐻 = 𝑝𝐾𝑎 + log (
[𝐻𝐶𝑂3

−]

[𝐻2𝐶𝑂3]
)  

𝑝𝐻 − 𝑝𝐾𝑎 = log (
[𝐻𝐶𝑂3

−]

[𝐻2𝐶𝑂3]
) 

10(𝑝𝐻−𝑝𝐾𝑎) =
[𝐻𝐶𝑂3

−]

[𝐻2𝐶𝑂3]
 

Además, la fracción de H2CO3 en solución se define como 

%𝐻2𝐶𝑂3 =
[𝐻2𝐶𝑂3]

[𝐻2𝐶𝑂3] + [𝐻𝐶𝑂3
−]

 

Multiplicando y dividiendo para [𝐻2𝐶𝑂3] 

%𝐻2𝐶𝑂3 =

[𝐻2𝐶𝑂3]
[𝐻2𝐶𝑂3]

[𝐻2𝐶𝑂3]
[𝐻2𝐶𝑂3]

+
[𝐻𝐶𝑂3

−]
[𝐻2𝐶𝑂3]

 

%𝐻2𝐶𝑂3 =
1

1 +
[𝐻𝐶𝑂3

−]
[𝐻2𝐶𝑂3]

 

Sustituyendo: 

%𝐻2𝐶𝑂3 =
1

1 + 10(𝑝𝐻−𝑝𝐾𝑎)
 

  



 

 

Apéndice B. Factores pKa para las muestras de agua 

Para obtener los valores de pKa se utilizó los valores en función de la temperatura y la 

salinidad tabulados en la Tabla 4 de Millero et al. (2006). Para ello se utilizó la CE y un factor de 

0.65 para estimar la salinidad, considerando una temperatura de 25° C. 

 

 

  



 

 

Apéndice C Simulaciones de Precipitación de Sales en Agua de Mar 

 

 

Apéndice D Simulaciones de Precipitación de Sales en Agua Subterránea 

 



 

 

Apéndice E Simulaciones de Precipitación de Sales en Agua Dulce 

 

 

  



 

 

Apéndice F Disminución de la CE del Canal Basificado por Incremento de Ratio. 

La conductividad eléctrica (k) de una solución debido a un ion en específico (OH-) se define 

como: 

𝑘 =
𝑛

𝑉
∙ 𝜆 

Donde 𝑛 es la cantidad de moles del ion a analizar (mol), V es el volumen total (L) y 𝜆 es la 

conductancia molar del ion a analizar (S cm2/mol). Para OH- 𝜆 = 199.1 𝑆 ∙ 𝑐𝑚2/𝑚𝑜𝑙 (Daněk, 

2006) . 

En el sistema de BPMED, para lograr la acidificación de una muestra de agua desde el pH inicial 

hasta pH = 4 se requiere una cantidad específica de moles de H+, a la cual llamaremos N, la cual 

depende de la composición hidroquímica del agua, más no del ratio o voltaje. Aumentar el ratio 

de 1:6 a 1:7 y 1:8 produce que los “N” moles de HO- (iguales a los “N” moles de H+ por 

estequiometría) producidos por la disociación de la molécula de agua se diluyan, disminuyendo 

la CE del canal basificado y por ende la densidad de corriente producida. A continuación, se 

muestra el efecto de la dilución del flujo de OH- en el canal basificado. 

Ratio Ratio 1:6 Ratio 1:7 Ratio 1:8 

Conductividad por 

OH- 𝒌 
𝑘1:6 =

𝑁

3
∙ 199.1 𝑘1:7 =

𝑁

3.5
∙ 199.1 𝑘1:8 =

𝑁

4
∙ 199.1 

Conductividad 

relativa respecto 𝒌𝟏:𝟔 

100 % 83.3 % 66.7 % 

 

En la tabla se observa que incrementar el ratio de 1:6 a 1:7 produce una disminución del 16.7 % 

de la CE -, mientras que aumentar el ratio de 1:6 a 1:8 redujo un 33.3 % la conductividad 

eléctrica del canal basificado por efecto de la dilución de los OH-. 
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