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Resumen. Se presenta un método numérico inverso para determinar simultáneamente las 
funcionalidades de las permeabilidades relativas y de la presión capilar con la saturación de 
agua. Este método numérico utiliza como datos las mediciones realizadas en el laboratorio 
durante un ensayo de desplazamiento bifásico agua-petróleo en una muestra de roca del 
reservorio. El ensayo se realiza inyectando un caudal de agua constante a la entrada de la 
muestra. Los datos son: los caudales de petróleo producidos, la diferencia de presiones entre 
la entrada y la salida, y las distribuciones de saturación de agua a lo largo de la muestra 
medidas en diferentes tiempos. Las permeabilidades relativas se representan mediante 
funciones potenciales y la presión capilar con análogas funciones o con funciones splines 
lineales. De este modo las curvas buscadas quedan determinadas por un número finito de 
parámetros ajustables. Los parámetros se encuentran minimizando una función objetivo 
formada por la suma de varios términos. Cada término es el cuadrado de las diferencias entre 
datos medidos y datos simulados numéricamente. La simulación numérica del flujo bifásico 
agua-petróleo, unidimensional, lineal, incluyendo los términos gravitatorios se realiza con una 
técnica en diferencias finitas implícita en presiones y explícita en saturaciones (IMPES). La 
minimización de la función objetivo se implementa con una técnica de optimización de 
Aproximaciones Quasi-Newton (AQN), adaptada al problema de mínimos cuadrados. Este 
método inverso puede presentar problemas de inestabilidad, no-unicidad o simplemente 
alejamiento de la verdadera solución. Estos problemas son altamente dependientes de los 
datos disponibles. En este trabajo se analiza la influencia de los distintos datos en la 
estimación de las funciones buscadas. 
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1 INTRODUCCIÓN 

Para predecir el comportamiento de procesos de recuperación secundaria mediante la inundación 
con agua en reservorios petrolíferos es indispensable conocer las curvas de permeabilidades 
relativas y de presión capilar. Estas curvas son funciones de la saturación de agua y pueden ser 
obtenidas aplicando un método numérico inverso. Se determinan en forma indirecta a partir de datos 
medidos en el laboratorio durante un ensayo transitorio de desplazamiento de petróleo por agua1-3. 
Dado que los problemas inversos son “mal planteados”, presentan inestabilidades y no-unicidad en 
la solución. Otras fuentes de errores en la solución son los errores de medición experimental, las 
hipótesis simplificatorias de las ecuaciones de flujo y las aproximaciones numéricas4-6. Estos 
problemas son altamente dependientes de los datos disponibles. 

Tradicionalmente, durante un ensayo de desplazamiento se medían caudales de agua inyectada, 
caudales de petróleo y agua extraídos y presiones a la entrada y a la salida del testigo de roca 
(dependiendo de las condiciones del ensayo). En la actualidad es posible también medir saturaciones 
de ambas fases en distintos puntos del medio poroso en función del tiempo. Con ese fin se aplican 
técnicas físicas más sofisticadas como tomografías computadas con rayos X7,8, rayos gamma9,o 
resonancia magnético nuclear10,11. 

Con respecto al algoritmo automático de resolución del método inverso, éste está formado por: 
1) un simulador en diferencias finitas implícito en presiones y explícito en saturaciones (IMPES) del 
flujo bifásico agua-petróleo, unidimensional, lineal, con los términos gravitatorios, 2) 
representaciones funcionales potenciales o splines lineales de las curvas de permeabilidades relativas 
y presión capilar, expresadas así en términos de un conjunto de parámetros ajustables, 3) una 
función objetivo que incorpora todas las mediciones disponibles, y 4) una técnica de optimización de 
Aproximaciones Quasi-Newton (AQN) adaptada al problema de mínimos cuadrados que minimiza 
dicha función objetivo variando los parámetros ajustables.  

En un trabajo anterior2 se demostró que AQN se comporta mejor que otras técnicas de 
optimización tipo Levenberg-Marquardt. A su vez, es más simple de implementar que las técnicas de 
control óptimo9 o algoritmos genéticos8. 

El objetivo de este trabajo es analizar la influencia de los distintos datos disponibles en la 
construcción de la función objetivo y sus resultados, que son los parámetros de las curvas buscadas. 
En el análisis se utilizan datos sintéticos y también mediciones de laboratorio publicadas por 
Chardaire-Rivière et al9. 

2 MODELO MATEMÁTICO 

2.1 Ecuaciones de Flujo y Modelo Numérico 

El ensayo de desplazamiento de petróleo con agua en un testigo rocoso lineal colocado en forma 
vertical puede ser modelado mediante las siguientes ecuaciones que rigen el flujo transitorio, bifásico 
e incompresible a través de un medio poroso unidimensional. Estas ecuaciones se deducen 
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introduciendo las ecuaciones de Darcy en las ecuaciones de continuidad para el agua y el petróleo2 
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Las variables independientes son el espacio, z, y el tiempo, t ; las incógnitas, la presión, p , y la 

saturación, S . Los parámetros son la permeabilidad absoluta, K , las permeabilidades relativas, rk , 

la porosidad, φ , la viscosidad, µ , la densidad ρ . K , φ , µ  y ρ  son constantes y rk  son funciones 

exclusivas de la saturación. La variable g representa la aceleración de la gravedad. Los subíndices 
o  y w  indican las fases petróleo y agua, respectivamente. Los términos fuente, q  (caudal 

volumétrico por unidad de volumen) se consideran nulos en las ecuaciones pues se los ha incluido en 
las condiciones de contorno. 

Las saturaciones del agua y del petróleo cumplen, 

 1=+ wo SS  (3) 

y las presiones en ambas fases están ligadas mediante la presión capilar cp , 

 wo ppp −=c  (4) 

Las ecuaciones 1 a 4 describen completamente el proceso. 
Las condiciones iniciales consideradas son presión atmosférica, ap , y saturación de agua 

connata, wcS , 

 ( ) LzSzSzLgpzp wcwoao ≤≤=−ρ+= 0)0,(,)0,(  (5) 

Las condiciones de contorno fueron seleccionadas de modo de reproducir la forma en que se 
lleva a cabo el ensayo de laboratorio. En la cara de entrada (punto de inyección) se considera 
caudal de inyección de agua constante; y la saturación de agua máxima, 
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donde wiQ  es el caudal de inyección, A es el área transversal al flujo y orS  es la saturación de 

petróleo residual. En la cara de salida se considera presión constante, igual a la atmosférica, 

 ao ptLp =),(  (8) 
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Como el caudal total, tQ  ( wot QQQ += ) es constante porque los fluidos son incompresibles, se 

cumple que, 

 witt QtLQtQ == ),(),0(  (9) 

Las ecuaciones diferenciales 1 y 2 con las condiciones iniciales 5, las condiciones de contorno 6, 
7 y 8 y las relaciones auxiliares 3, 4 y 9 se resuelven numéricamente por diferencias finitas aplicando 
el método IMPES. La discretización de las ecuaciones y el método de resolución pueden verse en la 
publicación de Gabbanelli et al12. 

2.2 Representación Funcional de las Curvas de Permeabilidades Relativas y Presión 
Capilar 

Las permeabilidades relativas son una medida de la conductancia del medio poroso para cada 
fase fluida. Empíricamente, se conoce que la permeabilidad relativa a un fluido es función de la 
saturación de ese fluido, de la dirección del desplazamiento, de las características de la mojabilidad 
de la roca y de la distribución del tamaño de poros.  

Para flujo agua-petróleo, en un proceso de imbibición, las siguientes funciones potenciales son 
ampliamente aceptadas2,13,14 
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Las Ec. 10 y 11 tienen cada una dos parámetros. Los puntos extremos *
rwk  y *

rok  están 

determinados por la mojabilidad de la roca. Los exponentes wn  y on  fijan la curvatura influenciada 

por la distribución del tamaño de poros. 
Por otra parte, la presión capilar representa la interacción de las fases fluidas con la roca-

reservorio. Depende de la tensión interfacial, de las saturaciones de las fases, de la distribución del 
tamaño de poros, del diámetro medio de los poros y del ángulo de contacto de la interfase de los 
fluidos y la roca15. Se han utilizado dos representaciones empíricas de la presión capilar. Una de 
ellas es una ecuación empírica potencial2,15 que tiene dos parámetros ajustables, *

cp  y cn , 
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La otra representación se basa en splines lineales. Es decir, el intervalo de saturación se divide en 
n subintervalos [ ] niSS ii ≤≤+ 1,; 1 , de longitud ∆S y en cada uno de ellos la presión capilar se 
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representa por una recta [ ] niSSSbSa iiii ≤≤∈+ + 1,;, 1 . Debido a las condiciones de 

continuidad y a la restricción ( ) 01 =− orc Sp , se obtienen n parámetros independientes ajustables, 

,,...,,, max32 cn paaa donde ( )wccc Spp =max . 

En un ensayo de desplazamiento agua/petróleo, *
rwk  y *

rok  son determinados experimentalmente 

con cierto margen de error. Las curvas ( )wc Sp  podrían haber sido obtenidas mediante mediciones 

independientes. Por lo tanto, aplicando una técnica de regresión y dependiendo del modelo elegido 
para la presión capilar, se necesitarán ajustar desde dos parámetros ( wn , on ) considerando nula la 

presión capilar, y hasta un máximo de n+4 parámetros ( wn , on , *
rwk , *

rok , 2a , ......., 

), maxcn pa representando la presión capilar con un spline lineal. 

2.3 Función Objetivo y Método de Optimización 

Los parámetros buscados se estiman minimizando una función objetivo que mide las diferencias 
entre los datos medidos y los calculados por el simulador numérico descrito. Los datos provistos 
por el ensayo de desplazamiento son: 1) diferencias de presión entre el punto de inyección y el punto 
de salida, medidas en función del tiempo, 2) caudales de petróleo producidos en función del tiempo, 
y 3) saturaciones de petróleo medidas en función del espacio y del tiempo. Se aplica entonces la 
siguiente función objetivo, 
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donde y es el vector de parámetros desconocidos, los supraíndices ob y c indican, respectivamente, 
observado y calculado por el simulador IMPES. IP, IQ, IS indican el número de mediciones de p∆ , 

oQ  y oS  en el tiempo y J es el número de mediciones de oS en el espacio.  pW∆ , SoW , QoW  son 

factores de peso.  
Esta ecuación se minimiza utilizando una técnica de optimización tipo Quasi-Newton adaptada 

para el problema de mínimos cuadrados (AQN). AQN demostró un mejor comportamiento para 
encontrar los parámetros óptimos que técnicas tradicionales de mínimos cuadrados tipo Levenberg 
– Marquardt. Estos resultados y una descripción de AQN puede verse en Savioli y Bidner2. 

3 DATOS  

En este trabajo se analizan datos sintéticos y datos experimentales tomados de la bibliografía.  
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3.1 Datos sintéticos 

Para simular las mediciones de laboratorio realizadas durante un desplazamiento de petróleo por 
agua, se utiliza el simulador de flujo bifásico IMPES descripto y los datos de la Tabla 1. Se 
considera que la muestra cilíndrica de roca es colocada en posición vertical y el agua se inyecta 
desde abajo. Para simular las diferencias de presión, los caudales de petróleo producidos y las 
saturaciones observadas experimentalmente, se suman errores normalmente distribuidos a la solución 
calculada mediante el simulador IMPES. Así,  
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donde ,iε  iγ , y ( )σ≈δ ,0, Nji , σ = 0.01. El supraíndice ex indica que son valores exactos 

calculados por el simulador. Los datos sintéticos pueden verse en las Figs. 1, 2 y 3. Para la 
representación de las curvas de permeabilidades relativas se tomaron los modelos potenciales (Ec. 
10-11) con los siguientes parámetros: nw = 2.1; no = 1.2; krw* = 0.038; kro* = 0.95. Se grafican 
en la Fig. 4. Para la presión capilar se tomó de un modelo spline lineal, como se muestra en la Fig. 5. 

 

A(area) = 12.97 cm
2 

L (longitud) = 29 cm 
ø(porosidad) = 0.233 
Swc (saturación de agua connata) = 0.348 
Sor (saturación residual de petróleo) = 0.4 
K (permeabilidad absoluta) = 83.5 x 10-3

µm
2
 

µw (viscosidad del agua) = 0.95 x 10-3 Pa.s 
µo (viscosidad del petróleo) = 10.9 x10-3

 Pa.s 

wρ  (densidad del agua) = 1071 kg/m3 

oρ  (densidad del petróleo) =833 kg/m3 

pa (presión atmosférica) =1.033 x 10
5
 Pa 

Qwi (caudal de inyección)= 1.111 x10-9m3/s 

Tabla 1. Propiedades de la roca y los fluidos del ensayo de desplazamiento  

3.2 Datos experimentales 

Los datos experimentales provienen de mediciones efectuadas en el laboratorio durante un 
ensayo de flujo bifásico realizado sobre una muestra de roca. La roca es una arenisca mojable al 
agua, inicialmente contiene petróleo y la saturación irreducible de agua. La muestra cilíndrica es 
colocada en posición vertical y el agua se inyecta desde abajo. Se forma un flujo tipo pistón en 
contra de la gravedad que avanza lentamente con velocidades representativas de las condiciones de 
campo. Las características de la muestra y de los fluidos pueden verse en la Tabla 1. Los datos 
fueron publicados por Chardaire-Rivière et al.9: la diferencia de presión entre la entrada y la salida 
de la muestra de roca en función del tiempo (Fig. 11) y  distribuciones experimentales de saturación 
de petróleo para tres tiempos (Fig.12). 
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Este es un ensayo transitorio, durante el mismo se pueden medir los puntos extremos de las 
curvas de permeabilidades relativas pero no los puntos intermedios (curvatura) que, justamente, se 
obtienen con el método inverso. Los valores medidos son kro* =1.2 y 
krw* =0.039. 

4 ANÁLISIS DE RESULTADOS 

4.1 Datos sintéticos 

Los datos sintéticos se ajustan aplicando el modelo potencial para las curvas de permeabilidad 
relativa y los dos modelos disponibles que representan la presión capilar:  

1) el modelo potencial y  
2) el modelo spline lineal, donde se consideran 6 intervalos de saturación. 
Para analizar la influencia de los distintos datos disponibles en los resultados del método inverso, 

para cada modelo de presión capilar se ajustan: 
a) 41 datos de diferencias de presión entre los puntos de inyección y extracción y 41 datos de 

caudales de petróleo producidos en función del tiempo (82 datos en total),  
b) 38 datos de saturaciones en función del espacio medidos en tres tiempos diferentes (114 

datos en total), 
c) los datos anteriores en conjunto (196 datos en total). 
Si bien en la práctica siempre se dispone de mediciones de diferencia de presión y caudal, el caso 

b) se incluye para analizar la influencia en el ajuste de cada tipo de dato.  
En este trabajo distinguiremos los casos analizados por el número de modelo de presión capilar y 

el conjunto de datos utilizado. Así, por ejemplo, por caso 1a) se indica el modelo potencial con 
ajuste de diferencias de presión y caudales. 

A fin de cuantificar la precisión del ajuste se definen los siguientes errores relativos porcentuales:  
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Modelo potencial para presión capilar 

En este caso los parámetros a determinar son 6 ( wn , on , *
rwk , *

rok , ), *
cc pn . Se parte desde 
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distintos puntos iniciales. 
En la Fig. 1 se muestran los datos sintéticos de diferencia de presión y los ajustes obtenidos 

tomando como mediciones 1a) diferencias de presión + caudales de petróleo y 1c) diferencias de 
presión + caudales de petróleo + saturaciones. El  ajuste de los datos de saturación (caso 1b) 
resulta insuficiente para determinar simultáneamente permeabilidades relativas y presión capilar con 
el modelo potencial, ya que el algoritmo se estanca sin alcanzar convergencia.  

Análogamente, en las Figs. 2 y 3, se muestran los ajustes de caudales de petróleo y de 
saturaciones en los casos 1a) y 1c). Las curvas de permeabilidades relativas y presión capilar 
óptimas obtenidas, junto con las curvas exactas, se muestran en las Figs. 4 y 5 respectivamente.  

 

0

0.1

0.2

0.3

0.4

0.5

0.6

0.7

0.8

0.9

0 10000 20000 30000
t(seg)

∆∆
p(

10
 5  P

a)

Sintéticos

Ajuste 1.a

Ajuste 1.c

 
Fig. 1 Diferencias de presiones sintéticas  

y ajustes obtenidos representando la presión capilar mediante un modelo potencial 
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Fig. 2 Caudales de petróleo sintéticos 

 y ajustes obtenidos representando la presión capilar mediante un modelo potencial 
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Fig. 3 Perfiles de saturaciones sintéticas 

 y ajustes obtenidos representando la presión capilar mediante un modelo potencial 

Ajustando solamente diferencias de presión y caudales de petróleo, 82 datos, se logra 
convergencia a las curvas óptimas mostradas en las Figuras 4 y 5, partiendo desde la mayoría de los 
puntos iniciales, aunque en ciertos casos se alcanza un punto de estancamiento de mayor función 
objetivo. En cambio, como se ha dicho más arriba, si se ajustan sólo las saturaciones, 114 datos, no 
se logra convergencia. Esto revela la importancia cualitativa de los datos, más allá de su cantidad. 
Finalmente, al considerar todos los datos disponibles (caso 1c) se logra convergencia al óptimo 
desde el 100% de los valores iniciales probados. Así se puede observar que la inclusión de los 
datos de saturación mejora el típico problema de no unicidad que presentan los problemas inversos. 
En la Tabla 2, columnas 1a) y 1c), se muestran los errores relativos obtenidos ajustando los distintos 
grupos de datos. Se puede ver que ajustando solamente diferencias de presión y caudales (caso 1a) 
se logra un ajuste adecuado de las saturaciones. 

Las curvas óptimas de permeabilidades relativas se acercan a las exactas (Fig. 4), pero la presión 
capilar no resulta bien representada con un modelo potencial (Fig. 5).  
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Fig. 4 Curvas de permeabilidades relativas exactas y curvas óptimas  

obtenidas representando la presión capilar mediante un modelo potencial 
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Fig. 5 Curva de presión capilar exacta y curvas óptimas  
obtenidas representando la presión capilar mediante un modelo potencial 

 

Errores relativos 1a 1c 2b 2c 

pE∆ (%) 1.06 1.24 15.86 1.10 

oQE (%) 2.05 2.79 3.29 1.96 

oSE (%) 0.83 0.77 1.65 0.66 

Tabla 2. Errores relativos obtenidos a partir del ajuste de los datos sintéticos con modelo potencial (1a y 1c) y con modelo 
spline lineal (2b y 2c) para la presión capilar. 
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Modelo spline lineal para presión capilar 
Se considera un spline lineal de 6 intervalos para la presión capilar. En este caso los parámetros a 

determinar son 10 ( wn , on , *
rwk , *

rok , ),,,,, max65432 cpaaaaa . Se parte desde distintos 

puntos iniciales. 
Si se ajustan solamente diferencias de presión y caudales de petróleo, caso 2a), el algoritmo no 

logra ajustar los 10 parámetros buscados. Sí puede encontrarlos cuando se agregan los datos de 
saturaciones, caso 2c), obteniéndose las curvas óptimas que se muestran en las Figuras 9 y 10, 
desde todos los puntos iniciales chequeados. En la Figuras 6, 7, y 8 se muestran los datos sintéticos 
de diferencia de presión, caudales de petróleo y saturaciones y los ajustes obtenidos en 2c), que 
resultan muy precisos. Comparando la Fig. 9 con la 4, se puede ver que las permeabilidades 
relativas óptimas de este caso son mucho más cercanas a las exactas. Es decir que elegir el modelo 
adecuado de presión capilar influye en la determinación de las curvas de permeabilidades relativas. 
Sin embargo, si bien el modelo spline lineal es más flexible para aproximar la presión capilar, se 
requieren más datos para poder determinarlo, por eso en este caso es imprescindible contar con las 
mediciones de saturación. Los errores relativos de este caso se muestran en la Tabla 2, caso 2c). 
Comparando las columnas 1c) y 2c) de esta tabla, se puede observar que cuando se aplica el 
modelo spline lineal para la presión capilar los errores relativos son menores que cuando se aplica el 
modelo potencial. 

Por su parte, al ajustar sólo saturaciones, caso 2b), si bien obtiene un óptimo, no logra una buena 
aproximación a los datos de saturaciones (Fig. 8), que son los que está ajustando. Presenta, 
además, un error considerable en las diferencias de presión (Fig. 6 y Tabla 2). Finalmente, las curvas 
de permeabilidades relativas y presión capilar óptimas se alejan de las exactas (Figs. 9 y 10). 
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Fig. 6 Diferencias de presiones sintéticas  
y ajustes obtenidos representando la presión capilar mediante un modelo spline lineal 
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Fig. 7 Caudales de petróleo sintéticos 
y ajustes obtenidos representando la presión capilar mediante un modelo spline lineal 
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Fig. 8 Perfiles de saturaciones sintéticas 
 y ajustes obtenidos representando la presión capilar mediante un modelo spline lineal 
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Fig. 9 Curvas de permeabilidades relativas exactas y curvas óptimas  
obtenidas representando la presión capilar mediante un modelo spline lineal 
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Fig. 10 Curva de presión capilar exacta y curva óptima  
obtenidas representando la presión capilar mediante un modelo spline lineal 

 

4.2 Datos experimentales 

En una segunda etapa el método inverso es puesto a prueba con los datos experimentales de 
Chardaire-Rivière et al9. Se ajustan 41 datos de diferencia de presión y 3 perfiles de saturación de 
50 datos cada uno (191 datos en total) que se muestran en las Figuras 11 y 12. Se considera el 
modelo potencial para las permeabilidades relativas y para la presión capilar se aplica: 1) un modelo 
potencial y 2) un modelo spline lineal de 6 intervalos.  
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Fig. 11 Diferencias de presiones experimentales y ajuste obtenido con los parámetros óptimos 
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Fig. 12 Perfiles de saturaciones experimentales y ajuste obtenido con los parámetros óptimos 

 
En el caso del modelo potencial, el algoritmo no logra obtener una solución óptima. Partiendo 

desde distintos puntos iniciales, encuentra diferentes mínimos locales. Esto implica que el modelo 
potencial no es adecuado para describir la presión capilar correspondiente a los datos reales. En 
cambio, usando el modelo spline lineal para la presión capilar, encuentra una solución óptima única, 
partiendo desde distintos puntos iniciales. Los ajustes a los datos experimentales pueden verse en las 
Figs. 11 y 12, las curvas óptimas de permeabilidades relativas en la Fig 13 y la de presión capilar en 
la Fig.14. Así, para estos datos experimentales, las mediciones de saturación resultan decisivas a fin 
de poder encontrar una estimación simultánea de permeabilidades relativas y presión capilar con 10 

3000 seg 
9000 seg 

15000 seg 

V. Nieto, G. Savioli, M. Bidner

1856



 

parámetros. 
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Fig. 13 Curvas de permeabilidades relativas óptimas  
obtenidas ajustando los datos experimentales 
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Fig. 14 Curva de presión capilar óptima 
obtenida ajustando los datos experimentales 

5 CONCLUSIONES 

Se presenta un método inverso para determinar simultáneamente las funcionalidades de 
permeabilidades relativas y presión capilar con la saturación de agua a partir de mediciones 
realizadas en el laboratorio durante un ensayo de desplazamiento bifásico agua-petróleo en una 
muestra de roca del reservorio. Se analiza la influencia del tipo de datos en la determinación de las 
curvas óptimas. Se considera un modelo potencial y un modelo spline lineal para representar la curva 
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de presión capilar. Las conclusiones son: 
• Las mediciones de presiones y caudales son imprescindibles para determinar las curvas de 

permeabilidades relativas y presión capilar. Las mediciones de saturación por sí mismas resultan 
insuficientes. 

• Si sólo se dispone de mediciones de presiones y caudales (inyectados y producidos) se pueden 
lograr estimar curvas de permeabilidades relativas y presión capilar con modelos de pocos 
parámetros, como el modelo potencial.  

• Incorporar datos de perfiles de saturación permite ajustar modelo más flexibles (splines) de 
mayor número de parámetros. 

• Incorporar datos de perfiles de saturación ayuda a solucionar el problema de no unicidad de la 
solución óptima, que es típico de los problemas inversos.  

• El modelo de la curva de presión capilar considerado tiene gran influencia en las curvas de 
permeabilidades relativas óptimas estimadas. 

6 NOMENCLATURA 

A  = área transversal del medio poroso, m2 

E∆P,  EQo,  ESo   = errores relativos porcentuales 
F  = función objetivo 
g = aceleración de la gravedad 

K  = permeabilidad absoluta, m2 
kr  = permeabilidad relativa 
kro*  = permeabilidad relativa al petróleo en Swc 
krw*  = permeabilidad relativa al agua en Sor 

L  = longitud de la muestra, m 
IP, IQ, IS  = número de mediciones en el tiempo 
J  = número de mediciones en el espacio 
n  = número de intervalos de saturación para definir el spline lineal 
nc  = exponente de la ecuación de presión capilar 
no  = exponente de la ecuación de permeabilidad relativa al petróleo 
nw  = exponente de la ecuación de permeabilidad relativa al agua 
p  = presión, Pa 
pa  = presión atmosférica, Pa 
pc  = presión capilar, Pa 
pc*  = presión capilar en Swc, Pa 
Q  = caudal, m3/s 
S  = saturación 
Sor  = saturación residual de petróleo 
Swc  = saturación connata de agua 
t  = tiempo, s 
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y  = vector de parámetros a ajustar 

QoW  , pW∆ , SoW  = factores de peso  

z  = distancia vertical, m 

Letras Griegas 
δ , ε, γ  = errores normalmente distribuidos 
φ  = porosidad  
ì  = viscosidad, Pa.s 
ρ  = densidad, Kg/m3 

ó  = desviación estándar de la distribución normal 
∆p = diferencias de presión entre la entrada y la salida de la muestra, Pa 

Subíndices 
i  = indica el i-ésimo dato temporal 
j  = indica el j-ésimo dato espacial 
o  = fase petróleo 
w  = fase agua 
t  = fase fluida total 

Supraíndices 
c  = valor calculado por el simulador IMPES 
ex  = valor exacto  
ob  = valor observado 
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