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Capítulo 1

Objetivos

1.1. Objetivo general
El propósito de esta investigación es estudiar experimentalmente la recupe-

ración de crudo en modelos de medios porosos no homogéneos. El medio poroso
se modeló con microcanales transparentes y bidimensionales saturados con sal-
muera y crudo; simulando condiciones iniciales de reservorio. Además, evaluar las
condiciones para el cambio de mojabilidad de acuerdo a un gradiente osmótico.

1.1.1. Objetivos específicos

1. Determinar el porcentaje de recuperación adicional de crudo con inundaciones
de salmuera de baja salinidad.

2. Encontrar el factor de recobro cuando el micromodelo es mojable al agua y
cuando lo es para el crudo.

3. Evaluar la existencia de cambios en la mojabilidad en el medio poroso debidos
a la inyección de salmuera de baja salinidad y la presencia de un gradiente
osmótico.

Conociendo los objetivos de la presente investigación, es necesario entender las
nociones que permitirán analizar y comprender el fenómeno estudiado. Con el fin
de obtener resultados que permitan descubrir las posibles causas y consecuencias
en el ámbito de la recuperación de crudo con salmuera de baja salinidad. Es por
ello que en el siguiente capítulo se detallarán los conceptos que fundamentan la
investigación para dar respuesta a los objetivos previamente establecidos.
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Capítulo 2

Introducción

En la búsqueda por encontrar respuestas y poder ampliar el conocimiento, la
ciencia ha realizado infinidad de esfuerzos por entender cada uno de los fenómenos
que en el camino se encuentra; así ha sido con el campo de los microfluidos. La
ciencia y la tecnología de sistemas que pueden manipular pequeñas cantidades
de fluido que oscilan entre 10−6 y 10−18 𝐿 [1]. Los fluidos atraviesan canales con
dimensiones entre diez o cientos de micrómetros; por esta razón se le da el nombre
de microfluidos [1].

Durante las tres últimas décadas los estudios en microfluidos han sido un área
de investigación que aumenta año con año. La capitalización en el mercado para
el 2018 fue de $ 4,748, 000,000 USD y se estima que para el año 2024 crezca a
$ 13,348, 000,000 USD [3]. Aparte de ser un mercado emergente provee ciertas
ventajas como la capacidad de usar cantidades muy pequeñas de muestras y reac-
tivos, realizar separaciones y detecciones con alta resolución y sensibilidad, bajo
costo y tiempos cortos para el análisis [1][3]. Estudiar los fenómenos a escala de
poro puede tener repercusiones importantes en la recuperación de crudo. El cual
es el próposito de esta investigación. Teniendo en cuenta lo anterior, se dará en
los siguientes apartados una explicación más extensa sobre el contexto teórico y
conceptual en el cual está basado este trabajo.

2.1. Inundación con salmuera de baja salinidad

El uso de la inundación por salmuera de baja salinidad (LSW por sus siglas
en inglés) para la recuperación de crudo lo reportó por primera vez Bernard [4]
(1967). No obstante, éste trabajo no llamó la atención de la industría petrolera
en ese momento [38]. El interés por la recuperación con salmuera de baja sali-
nidad regresó en 1998 cuando Morrow y Tang reportaron de nuevo su uso [5].
Éste estudio realizó pruebas de recuperación de crudo en núcleos de Berea, los
cuales se saturaron con salmuera y tres diferentes tipos de crudo. El hallazgo más
importante del estudio fue encontrar de la transición a un medio más mojable al

3



agua por efectos en la injección de LSW [5].

El interés en éste método de inundación permaneció en un nivel poco notable
hasta el año 2010, entonces se observó un crecimiento exponencial con 25 publi-
caciones en el 2010, como lo reporta Morrow y Buckley (2011) [6]. A pesar del
creciente interés desde inicios de la década, Mukul et al. [29] (2019) y Allan y
Farad [38] (2019) exponen que no hay una explicación mecanicista consistente
sobre el fenómeno. En parte, esto puede ser el resultado de variaciones en los pro-
cedimientos de prueba con los tipos y propiedades de la roca y el crudo [29][38].
También de las interacciones de los minerales, petróleo, aceites y las composicio-
nes en fase acuosa que pueden contribuir a la falta de un mecanismo aplicable
para el efecto de baja salinidad [29]. La variedad de circunstancias bajo las cuales
la recuperación con LSW puede o no ser exitosa sugiere que más de un mecanismo
físico y químico puede estar en juego [1][29][38].

Para comenzar, es necesario conocer cómo se realiza la recuperación de crudo.
Básicamente consta de tres fases; recuperación primaria es en la cual la energía
del yacimiento desplaza los hidrocarburos hacia el pozo y a la superficie. Recupe-
ración secundaria sucede cuando un fluido externo, como agua o gas, se inyecta
en el yacimiento a través de pozos de inyección ubicados en la roca con conexiones
a pozos productores. Finalmente, la recuperación terciaria comprende méto-
dos de recuperación que siguen a la inundación con agua o al mantenimiento de
la presión. Las principales técnicas utilizadas son métodos térmicos, inyección de
gas e inundación química [80]. La Figura 2.1 muestra cómo es la inyección en las
diferentes etapas de recuperación.

Figura 2.1: Etapas de recuperación de crudo de izquierda a derecha: Recuperación
primaria, recuperación secundaria y recuperación terciaria [106].

Muchos de los experimentos de LSW en núcleos de rocas han mostrado un
incremento en la recuperación de crudo tanto en la segunda como en la tercera
etapa, como lo reportan Zhang et al. [8] (2009) y Agbalaka et al. [9] (2009). Sin
embargo, otros autores como Rivet et al. [10] (2010), Sharma et al. [11] (2011) y
Skrettingland et al. [12] (2011) no encuentran ningún aumento en la recuperación
terciaria. En éstos estudios, el mecanismo de recuperación permaneció indefinido.
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Inundación con salmuera de baja salinidad

Durante la última década, hallazgos experimentales de laboratorio apoyados en
estudios de campo fueron realizados para evaluar el potencial de LSW a ésta es-
cala. Nasralla et al. [13] (2011), investigaron la eficiencia de LSW en reservorios
de arenisca. Los autores realizaron inundaciones en núcleos para determinar el
efecto de la salmuera en la segunda y tercera recuperación. Agua desionizada y
tres diferentes salmueras dentro del rango de 5000 a 174.000 mg/L fueron utiliza-
das [13].Del estudio de Nasralla et al. [13] (2011) la inyección en agua desionizada
resultó en una mejora significativa en recuperación de crudo. Hasta 22 % en com-
paración con el agua de mar. Sin embargo, no hubo una recuperación adicional en
la tercera etapa [13]. Con este método se han realizado diferentes observaciones
en campo en las cuales se registran el incremento en la recuperación de crudo y
otras en las que la saturación del óleo ha disminuido hasta en un 10 % [14]-[29].

En general, varios mecanismos se han propuesto en la literatura para explicar
esta recuperación adicional gracias al efecto de la inyección de salmuera de baja
salinidad. Los principales mecanismos propuestos se describen con detalle en la
siguiente sección.

2.1.1. Migración de granos finos

El primer mecanismo propuesto en la literatura para explicar el aumento en
la recuperación de crudo con la inyección de LSW, es el movimiento de las par-
tículas finas de cuarzo y arcilla o materiales similares en la formación debido a
las fuerzas de arrastre generadas durante la producción. La migración de granos
finos puede resultar de una formación no consolidada o de la utilización de un
fluido de tratamiento incompatible que libera partículas finas [30][101][32][33]. A
diferencia de la migración de arena que se estabiliza mejor, el material movilizado
en la migración de finos debe ser producido para evitar el daño de la región vecina
al pozo. La migración de finos hace que las partículas suspendidas en el fluido
producido obturen las gargantas de poros cerca del pozo, reduciendo la producti-
vidad de éste [80]. La Figura 2.2 muestra las partículas finas al interior de una
garganta de poro.

Figura 2.2: Migración de partículas en el área de garganta de poro [30]
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Existen reportes sobre experimentos en rocas de arenisca-berea, los cuales
resultaron en una insensibilidad a la salinidad en la recuperación [29][30][101];
Tang y Morrow [101] (1999) informaron sobre la presencia de esta insensibilidad
cuando se utilizó un aceite refinado en lugar de petróleo crudo. Además, cuando
los núcleos de berea inicialmente estaban completamente saturados con petróleo,
la salinidad no tuvo efecto sobre la recuperación. Los autores concluyeron que la
presencia de partículas finas (minerales de arcilla), saturación inicial del agua y
adsorción del crudo, es necesaria para lograr un aumento en la recuperación del
óleo con una disminución de salinidad [101]. Por otro lado, varias observaciones
experimentales también han reportado resultados contrarios. Larger et al. [24]
(2008) no encontraron migración fina durante numerosos experimentos de LSW.
En otro estudio Zhang et al. [8] (2007), no hallaron evidencia de arcilla contenida
en el flujo de producción en sus experimentos. Además, Berg et al. [35] (2010)
propusieron que la suposición de migración fina no es el principal mecanismo
durante la recuperación por LSW. También, Cissoko et al. [36] (2010) indicaron
un sustancial incremento en la recuperación con LSW en núcleos libres de arcilla.
Lo anterior expone las diferentes posturas frente a la relevancia en la presencia
de partículas finas para la recuperación con LSW. En este trabajo se utilizará un
micromodelo que no tendrá migración de partículas finas ni presencia de arcilla
para observar los efectos en la recuperación y el cambio de ángulo de contacto del
crudo en el micromodelo.

2.1.2. Efecto de pH

Austad et al. [26] (2010) propusieron que la desorción de material orgánico
de la superficie de las arcillas por un aumento local del pH en la superficie agua-
arcilla juega un papel importante en la recuperación con LSW. El mecanismo
químico para mejorar la recuperación de petróleo se basó en tres observaciones
experimentales [26].

1. La arcilla debe estar presente en la arenisca. La Tabla 2.1 muestra diferentes
tamaños de grano.

Tipo de roca Sedimento Tamaño de grano
Lutita Arcilla menor a 0.001 mm
Limolita Limo 0.001 mm - 0.1 mm
Arenisca Arena 0.1 mm - 1 mm
Rudita Grava mayor a 1 mm

Tabla 2.1: Tipos de roca y tamaño de grano [56].

2. Los componentes polares (material ácido y/o básico deben estar presentes en
el pretróleo crudo.
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Inundación con salmuera de baja salinidad

3. El agua de formación debe tener iones activos.

Como explican Austad et al. [26] (2010) en su mecanismo propuesto para la
recuperación química con salmuera de baja salinidad: las arcillas actúan como una
zona de intercambiador de cationes. Inicialmente los materiales orgánicos básicos
y ácidos se adsorben sobre la arcilla junto con cationes inorgánicos presentes
en el agua de formación. Bajo condiciones iniciales de pH, temperatura, presión
entre otros factores, se inyecta el agua de baja salinidad y ésta invade el medio
poroso, con una concentración de iones muy inferior al agua connada. Cuando el
equilibrio asociado con la salmuera se perturba, una desorción neta de cationes,
especialmente de 𝐶𝑎+2 ocurre. Para compensar la pérdida de cationes, protones
𝐻+, del agua cerca de la superficie de la arcilla se adsorben en ésta. Y ocurre una
sustitución de 𝐶𝑎+2 por 𝐻+, este proceso crea un incremento local en el pH cerca
de la superficie de la arcilla [26][27][28][29]. La Figura 2.3 muestra cómo ocurre
el intercambio de cationes previamente descrito.

Figura 2.3: Mecanismo propuesto para la recuperación por baja salinidad. Arriba:
Desorción de un materíal básico. Abajo: Desorción de material ácido. El pH de
condiciones de reservorio puede estar en un valor de 5. [26].

El aumento local de pH, cerca de la superficie de arcilla, causa reacciones
ácido-base como en una transferencia ordinaria de protón. Ambos componentes
ácido base del crudo son parcialmente desorbidos de la superficie, cambiando la
mojabilidad hacia un medio más mojable al agua después de la inundación por
salmuera de baja salinidad [24].

2.1.3. Intercambio iónico multicomponente (MIE)

La teoría MIE fue sugerida por Lager et al. [24] (2008), que plantea que el
intercambio iónico es un fenómeno normal que ocurre en la superficie de los mi-
nerales, debido a las diferentes afinidades de los cationes hacia la superficie de
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la roca. El sistema de crudo/salmuera/roca debe estar en un equilibrio termodi-
námico, así al inyectar una salmuera con diferente concentración de electrolitos
con respecto a la de formación. La salmuera disturba el equilibrio del sistema y
la variación en la concentración iónica resulta en la sustitución de cationes di-
valentes por cationes monovalentes [[24]-[37]]. Además, la presencia de cationes
divalentes en la formación de salmuera puede crear puentes como se muestra en
la Figura 2.4. Teóricamente, el intercambio con cationes monovalentes puede li-
berar el petróleo crudo de la superficie de la roca. Lo que hace que el sistema sea
más mojable al agua. Por esta razón, se aumenta el factor de recuperación [37][38].

Figura 2.4: Representación de diversos mecanismos de adhesión entre la superficie
de arcilla y el petróleo crudo [37].

2.1.4. Extensión de la doble capa eléctrica (EDL)

Winsauer y McCardell intodujeron el concepto de doble capa iónica de con-
ductividad en rocas de reservorio, y sus resultados reportaron que ese exceso de
conductividad de doble capa depende en particular de los iones en el electrolito,
así como de su concentración [38][39].

Un esquema de la EDL se muestra en la Figura 2.5. La EDL es eléctricamente
neutra. Lee et al. [107] (2010) identificaron la presencia y estructura de una capa
delgada de agua y sus variaciones con salmuera para partículas de arena y arcilla.
Disminuyendo la salinidad del agua se encontró una película de agua más gruesa
en comparación con la salmuera de alta salinidad, ésto demostró la expansión
de la doble capa por disminución de salinidad. Lo que proporciona una mayor
oportunidad para que el crudo sea barrido [40].
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Inundación con salmuera de baja salinidad

Figura 2.5: Doble capa eléctrica y potencial zeta [38].

El espesor de la doble capa es función de las cargas eléctricas en las interfases
del crudo/salmuera y roca/salmuera. La carga eléctrica puede ser medida por el
potencial zeta (𝜁). Este es el potencial en el plano de corte EDL, en la figura 2.5.
Éste potencial es significativamente afectado por las fuerzas iónicas del agua en
piedras de arcilla y arenisca [38][39][40]

2.1.5. Alteración de la mojabilidad

La mojabilidad de cualquier reservorio puede ser categorizada en tres diferentes
tipos: mojable al crudo, mojabilidad mixta y mojable al agua, según lo expuesto
por Abdallah et al. [108] (1989). Se cree que la mayoría de los yacimientos de
arenisca tienen una mojabilidad mixta después de cierta cantidad de migración
de petróleo. Alrededor del 80 % de los depósitos de roca carbonatada del mundo
son mojables al aceite, entre los cuales el 15 % son fuertemente mojables al crudo.
Muggeridge et al. [109] (2014), reportan que el factor de recuperación del petróleo
en el mundo es de sólo 20 % - 40 % y más de la mitad todavía permanece bajo la
tierra [41].

En reservorios de petróleo, el término alteración de la mojabilidad usualmente
se refiere al proceso para restaurar la mojabilidad del reservorio. Esto quiere decir,
hacerlo mojable al agua. El objetivo de este tratamiento es el petróleo no recu-
perable por inundación convencional [96]. La siguiente figura muestra una roca
carbonática alterada hacia una mojabilidad al agua.

9



Figura 2.6: Mojabilidad en roca carbonatada. a.Roca carbonatada mojable al
aceite. b. Roca carbonatada mojable al agua después de la injección de LSW [41].

La mojabilidad de cualquier roca puede alterarse, ser mojable al crudo permite
liberar el aceite atrapado por capilaridad y ser mojable al agua permite mejorar
la adsorción de esta y la producción de petróleo [38]. Ésto puede ocurrir bajo dos
mecanismos: recubrimiento y limpieza. El recubrimiento se refiere al proceso de
cubrir la capa mojada en aceite con materiales mojables al agua; por ejemplo las
nanorpartículas de circonio son hidrofílicas y cuando se adsorben en la superficie
de la roca forman una nanotextura que recubre las superficies mojables al aceite.
Lo que permite un cambio hacia una mojabilidad al agua gracias al recubrimiento
[90]. El mecanismo de limpieza, es la alteración de la mojabilidad inducida por el
surfactante. Los tensoáctivos catiónicos, desorben la capa húmeda de crudo y por
lo tanto, producen una superficie más mojable al agua [96].

2.1.6. Ósmosis

La expansión del agua unida entre si inducida por ósmosis también se ha pro-
puesto como un mecanismo para LSW [43]. Hipotéticamente, el aceite actúa como
una membrana semipermeable en la que pasa agua sin iones. Se sugirió que un
sistema de fluidos que contiene salmuera de baja, de alta salinidad y crudo. Si las
fases están separadas físicamente por el aceite, el agua pura atraviesa la capa de
aceite hacia el depósito de salmuera de alta salinidad. Ésto hace que el depósito
de salmuera de alta salinidad se expanda y la de baja se contraiga. Ocasionando
así una reubicación del petróleo circundante [43][44][83].

En sus experimentos iniciales, Sandengen y Arntzen [43] (2013) informaron
observaciones de gotas de aceite en tubos capilares de vidrio que se mueven bajo
la influencia de un gradiente ósmotico. Más tarde, Fredriksen et al. [44] (2017)
reprodujeron estos resultados utilizando tubos capilares de teflón humedecidos
con aceite. La Figura 2.7 muestra cómo ocurre la ósmosis según el trabajo de
Fredriksen et al. [45] (2018).

10



Inundación con salmuera de baja salinidad

Figura 2.7: a) Ilustración red de poros de un sistema inicialmente saturado con
salmuera de alta salinidad (azul) salmuera de baja salinidad (amarillo). b) La
ósmosis ocurre cuando la fase oleosa actúa como una membrana semipermeable
separada por dos fases acuosas c) Agua dispersa proveniente de la fractura de la
salmuera de alta salinidad connada. [45].

Más tarde Sandengen et al. [46] (2016) y Fredriksen et al. [45] (2018) extendie-
ron sus visualizaciones a experimentos en micromodelos bidimensionales de silicio.
Los resultados de estos experimentos fueron dos. En primer lugar, se observó la
presencia de encapsulaciones de agua connada en condiciones de saturación en
los micromodelos mojables al aceite. En segundo lugar, se observó la expansión
del agua connada después de que se estableció un gradiente osmótico. También se
encontró la expansión de pequeñas gotas de agua dispersas en el aceite en condi-
ciones mojables al agua [42][45][46][47][83].

2.1.7. Efecto de salinidad

Según Austad [110] (2013), la acción de agregar sal se define como saladura, és-
ta implica que los componentes polares son más solubles en agua cuando la fuerza
iónica del agua es baja, mientras que la desalazón, significa que los componentes
polares son menos solubles en agua cuando la fuerza iónica del agua es alta [26].
Razaei Doust et al. [111] (2009) hipotetizaron sobre el mecanismo detrás de la adi-
ción de sal. Para ello hicieron estudios de adsorción y desorción de quinolina sobre
caolinita a temperatura ambiente. Su supoción fue que los efectos de baja sali-
nidad están relacionados con la mejora de la mojabilidad del agua en la arcilla [38].

Como se ha encontrado en la literatura, la recuperación de crudo se incrementa
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con el decaimiento de la salinidad del agua inyectada; sin embargo, la salinidad
de la salmuera inyectada depende de la composición de la salmuera de reservorio.
La salinidad para la inundación con LSW usualmente es, entre 1000 y 2000 ppm
según Austad et al. [26] (2010). También salmueras de 3000 ppm Webb et al. [113]
(2004) y de 5000 ppm McGuire et al. [114] (2005) han mostrado efectos positivos
[47]. No obstante, ha habido muy pocos estudios que respalden el mecanismo de
saladura en relación con el la inundación con LSW. Austad et al. [26] (2013),
Nasralla y Nasr [40] (2014), Kakati y Sangwai [112] (2017) argumentan que es
necesario realizar experimentos adicionales para validar la teoría de la acción de
la saladura para este efecto.
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Micromodelos

2.2. Micromodelos

Bajo la superficie de la tierra siempre hay líquidos fluyendo a través de las
rocas. Estos flujos sólo pueden ser imaginados porque jamás han sido totalmente
visualizados, lo que siempre lleva a una pregunta ¿cómo ocurre el flujo a través del
medio poroso de una roca?. Aquí es en donde los micromodelos toman relevan-
cia. Los micromodelos son canales transparentes y bidimensionales de estructura
porosa, simulando rocas como la arenisca. Fabricados en materiales como vidrio,
polímeros o capas de silicio, se pueden trabajar fluidos y gases tales como: petróleo
crudo, polímeros líquidos, soluciones acuosas y dióxido de carbono. Además, estos
pueden tener modificadores tensoáctivos, como surfactantes. Éstos fluidos pasan a
través de los micromodelos empujados por bombas hidráulicas. Los micromodelos
han ayudado al estudio de microfluídica y se han aplicado en diferentes ramas de
la ciencia como medicina, genética, y recuperación mejorada de petróleo (EOR)
[1][2][49][50].

Aplicaciones recientes de microfluídica para extracción de crudo, muestran que
los dispositivos microfluídicos pueden ser herramientas útiles en la investigación
y visualización [44][49][50]. Los procesos críticos de la extracción y la recupera-
ción son dominados por procesos microscópicos, como la mojabilidad, adhesión,
tensión interfacial y formación de coloides [50]. Estos procesos serán abordados
porteriormente. La Figura 2.8 muestra tres diferentes micromodelos completos
y a la escala de poro.

Figura 2.8: Imágenes de diferentes micromodelos a macroescala (izq) y escala de
poro (der) [49].

Como describe Whitesides [1] (2006), la microfluídica inició en cuatro ramas
de la ciencia: biología molecular, análisis molecular, seguridad nacional y micro-
electrónica. La siguiente imágen muestra una línea de tiempo para comprender
sus inicios y su historia hasta la década pasada.
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Figura 2.9: Línea de tiempo microfluídica [77].

Entonces, ¿qué es la microfluídica? Es la ciencia y tecnología de los sistemas
y procesos que manipulan pequeñas cantidades de fluidos desde 10−9 hasta10−18

𝐿, usando canales con dimensiones de decenas hasta centenas de micrómetros.
La principal aplicación de la microfluídica ha sido en el análisis, ya que ofrece
una serie de capacidades útiles como: Utilizar cantidades muy pequeñas de mues-
tras y reactivos, llevar a cabo separaciones y detenciones con alta resolución y
sensibilidad, bajo costo y tiempos cortos para el análisis. El tamaño pequeño de
estos dispositivos resulta en una característica inesperada: el flujo es laminar. Lo
que ofrece capacidades distintas en el control de la concentración de soluciones [1].

Los micromodelos en la recuperación de petróleo, son una herramienta de gran
utilidad, ya que permiten obtener fácilmente propiedades intrínsecas de un me-
dio poroso. Gracias a herramientas de análisis, se obtienen propiedades físicas y
procesos de visualización a microescala. En la década de los 50, se empezaron a
realizar experimentos con micromodelos. Desde entonces, fue un campo que empe-
zó a ganar gran popularidad en la industria del petróleo y el gas [50]. Las Tablas
2.2 y 2.3 muestran una línea de tiempo con la descripción de la investigación
hecha con micromodelos en la industria.
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Micromodelos

Autor Año Descripción del trabajo
Chatenever
y Calhoun

1952 Desplazamiento de crudo con agua en un modelo de vidrio
con arena

Mattax and
Kyte

1962 Estudio capilar para el estudio de la distribución de fluido
bajo diferentes condiciones de mojabilidad y encontrar el
efecto de la permeabilidad

Childres 1975 Micromodelos grabados con ácido para estudiar el despla-
zamiento de aceite por una solución acuosa

Soo and
Radke

1984/

1985/

1986

Mecanismo de flujo de emulsiones diluidas en medios poro-
sos

Brian and
Douglas

1988 Recuperación microbiana en micromodelos

Manlowe y
Ranke

1990 Inundación de espuma en micromodelos

Tong et. al. 1998 Inundación en micromodelos surfactantes y polímeros

Blunt 2001 Flujo en una red de medio poroso y estudio de flujo multi-
fásico

Zelinger et.
al

2003 Daño de formación por perforación y producción de fluidos
en micromodelos de vidrio

Romera and
Kantzas

2007 Efectos de la mojabilidad y geometría de poro en espuma
de gel en micromodelos de vidrio

Buchegraber 2008 Estudio de recuperación de crudo con polímeros convencio-
nales

Buchgraber
et. al.

2011 Desplazamiento de un fluido viscoso por solución de polí-
meros en un micromodelo de vidrio

Emami mey-
bodi et.al.

2011 Comportamiento en el desplazamiento de un polímero en
agua en un medio mojable al agua y al aceite

Wu et. al. 2012 Experimentos de inundación

Folleso 2012 Desplazamiento del fluido durante la visualización de un
flujo multifásico

Tabla 2.3: Cronología de los estudios realizados con micromodelos en el campo
de la recuperación de crudo [50].
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Autor Año Descripción del trabajo
Clemens et.
al

2012 Desplazamiento de crudo por polímeros y comparación con
simulaciones de CFD

Kovseek et.
al.

2012 Creación de un micromodelo de medio porosos para la vi-
sualización de flujo multifásico

Rothstein
et.al

2013 Efecto de la reología del fluido en la recuperación de crudo

Tsakirogou 2013 Uso de micromodelos para el estudio de flujos multifásicos
en medios porosos

Quennouz
et. al.

2014 Estudio del flujo de espumas en la recuperación de crudo
en microfluidos

Xu et. al 2014 Efecto de la geometría y la tensión interfacial en el despla-
zamiento de flujo multifásico

Conn 2014 Caracterización y visualización de un sistema multifásico
en dispositivos de microfluido

Al-Dhahli et.
al.

2014 Estudio de fluido trifásico a escala de poro

He et. al. 2015 Rendimiento de los micromodelos en nanomodelos

Shokrlu y
Babadagi

2015 Distribución de fase de aceite residual con inyección de sol-
ventes en micromodelos de vidrío

Howe et. al 2016 Comportamiento de la fase de surfactante en micromodelos

Syed et. al 2016 Visualización de drenaje por gravedas asistido por vapor en
micromodelos

Jung et. al. 2016 Caracterización de una solución de poliacrilamida usado pa-
ra la remediación de petróleo contaminado con tierra

Nguyen 2016 Microfluidos usados para la recuperación de petróleo y el
almacenamiento de carbono

Kenzhekhanov 2017 Proceso químico de recuperación de crudo usando técnicas
de visualización con micromodelos

Tabla 2.4: Cronología de los estudios realizados con micromodelos en el campo
de la recuperación de crudo [50].
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Micromodelos

Ahora que se ha presentado la gran variedad de usos de los micromodelos en
el campo de la recuperación de petróleo, se explicarán algunos de los fenómenos
de interés en esta tesis.
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2.3. Descriptores de escala de Poro
En esta sección se hará una descripción de los fenómenos que ocurren en la

escala del poro.

2.3.1. Número Capilar

El número capilar indica la magnitud de las fuerzas viscosas, representadas
por la viscosidad del fluido multiplicada por la velocidad. Frente a las fuerzas de
superficie, caracterizadas por la tensión interfacial [80][49][52][61]. Es importante
mencionar que la relación de estas fuerzas da como resultado un grupo adimen-
sional. Así, en términos de tensión interfacial, viscosidad y velocidad, el número
capilar se puede expresar de la siguiente manera [52][61]:

𝐶𝑎 = 𝜇𝑉

𝜎
(2.1)

En donde 𝜇 es la viscosidad dinámica del líquido, 𝑉 es la velocidad caracte-
rística y 𝜎 es la tensión superficial o interfacial entre las dos fases.

Para medios porosos es necesario incluir factores de forma [80][49][52][61],
como la porosidad y la velocidad media del caudal. De ésta forma se obtiene
el número capilar modificado y se puede expresar de la siguiente manera [52][61].

𝐶𝑎𝑚 = 𝑄𝑤𝜇𝑤

𝑊𝐷𝑝𝜑𝛾𝑤𝑜
(2.2)

En donde 𝐶𝑎𝑚 es el número capilar modificado. 𝑄𝑤 es el caudal de inyección.
𝜇𝑤 es la viscosidad del agua. 𝑊 y 𝐷𝑝 es el ancho y la profundidad del grabado
del micromodelo, respectivamente. 𝜑 es la porosidad y 𝛾𝑤𝑜 es la tensión interfacial
agua/aceite.

En la recuperación de crudo, el número capilar modificado es un importante
número a considerar. Cuando el valor de éste es alto, las fuerzas viscosas dominan
y el efecto de la tensión interfacial entre el fluido y los poros de la roca se reduce.
En consecuencia, se aumenta la recuperación [52]. El número de Capilaridad defi-
nido en la ecuación 2.2 puede aumentar cuando el numerador aumenta o cuando el
denominador disminuye. Ésto se reflejaría en una reducción de la fase no-mojable
del medio poroso [61].

El número capilar marca un umbral en el flujo de un líquido. Si el Ca>>1,
las fuerzas viscosas dominan a las interfaciales. Si el Ca<<1, entonces es al revés.
[80]. En condiciones típicas el número capilar de los reservorios varía de 10−8 has-
ta 10−2 [52].

Con respecto a los números capilares Ca, los estudios de imbibición pueden
clasificarse en dos tipos: con un único valor y con múltiples valores. Se realizan
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Descriptores de escala de Poro

pruebas con 𝐶𝑎 único cuando el objetivo del experimento es mantener constantes
los parámetros involucrados en el 𝐶𝑎 [61], como para pruebas de imbibición en
muestras específicas en aplicaciones como:

1. Evaluar la mojabilidad in situ [49][67].

2. Estimar curvatura interfacial [91].

3. Examinar las dinámicas de la escala de poros [62].

Los estudios de 𝐶𝑎 variable, normalmente son para investigar el efecto de
los parámetros del número capilar en la captura [81]. Éstos experimentos pue-
den realizarse con el fin de obtener diferentes muestras que posteriormente serán
normalizadas para comparaciones [61]. O en una sola muestra expuesta a ciclos
de drenaje-imbibición, donde los procesos de drenaje deben ocurrir con el mismo
caudal y volúmenes de poro inyectado para garantizar la misma saturación inicial
de agua en la muestra [81].

2.3.2. Tamaño y garganta de poro

Herring et al. [59] (2013) muestran que la cantidad de la fase no mojable
atrapada en un medio poroso está fuertemente asociada con la geometría y la
estructura del espacio en los poros. El estudio de las características de poro es de
gran importancia en la evaluación de los reservorios, ya que éstas características
controlan el mecanismo de almacenamiento. El tamaño de poro es definido como
el radio de la esfera más grande que puede ajustarse dentro de un poro en un
punto dado [54][93].

Adicionalmente, el análisis de distribución del tamaño garganta de poro es
uno de los parámetros más importantes utilizados para medir la recuperación y
determinar la posibilidad de extraer petróleo y/o gas. La garganta de poro es la
conexión física entre los poros y generalmente se define como la parte más delgada
de la red de poros. El tamaño de ésta determina la dificultad de extraer el fluido
dentro del medio poroso. Según lo definido por AAPG, el tamaño absoluto de
una garganta de poro es el radio de un círculo dibujado perpendicular al flujo del
fluido y que se ajusta a su punto más estrecho. El tamaño absoluto de un poro
es el radio de la esfera más grande que cabe en su interior. La forma de los poros
intergranulares proyectados sobre la dirección normal del flujo se aproxima a una
forma circular. Tanto en los poros como en la garganta de poros se pueden divi-
dir en rangos de tamaño petrofísicamente significativos [93]. La siguiente figura
muestra la garganta de poro en una roca porosa.
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Figura 2.10: Esquema de un sellado capilar de una roca selladora. La garganta
de poro es marcada con la flecha roja [54].

Herring et al. [59] (2013) denominaron a la relacion entre los diámetros como
‘Relación de aspecto cuerpo garganta de poro’ [92][93]. La Ecuación 2.3, donde 𝑎
es la relación de aspecto y 𝐷 es el diámetro del poro o la garganta. La posibilidad
de que la fase no mojable quede atrapada en un poro aumenta a medida que
aumenta la relación de aspecto. Es decir, la relación 𝑎 es generalmente mayor a
la unidad. Sin embargo, Blunt [92] (2017) afirma que para un modelo de red con
poros y gargantas que se suponen circulares, la relación de aspecto debe ser mayor
que 2 para que se produzca separación [92][93].

𝑎 = 𝐷𝑝𝑜𝑟𝑜

𝐷𝑔𝑎𝑟𝑔𝑎𝑛𝑡𝑎
(2.3)

Existen varios métodos experimentales para medir los tamaños de los poros y
los tamaños de la garganta. Se pueden medir realizando pruebas de inyección de
mercurio por presión capilar, micro tomografía computarizada, análisis de imáge-
nes y resonancia magnética nuclear (RMN), ésta última también es utilizada para
el análisis de núcleo [52].

2.3.3. Mojabilidad

Djebbar Tiab [56] (2004) define a la mojabilidad como la adhesión relativa
entre dos fluidos y a una superficie sólida. En un medio poroso que contiene dos
o más fluidos inmiscibles, la mojabilidad es una medida de la tendencia de uno
de los fluidos a propagarse o adherirse a la superficie. En un sistema mojable
al agua, salmuera/crudo/roca, el agua ocupa los poros más pequeños y moja la
mayor porción de poros de mayor superficie. En áreas de alta saturación de crudo,
el petróleo se encuentra sobre una película delgada que descansa en la superficie
del poro. Si la superficie de la roca es más mojable al agua y la roca está saturada
con crudo, el agua se embeberá dentro de los poros más pequeños, desplazando el
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Descriptores de escala de Poro

aceite del núcleo [56][69]. Por otro lado, si la superficie es más mojable al crudo,
incluso se puede saturar con agua y el núcleo se imbeberá con crudo dentro de los
poros más pequeños, desplazando agua del núcleo [56][69].

Por lo tanto, un núcleo saturado con aceite es mojable con agua si absorbe
agua. Por el contario, un núcleo saturado con agua es mojable con aceite si absorbe
aceite. En realidad la mojabilidad de un sistema puede variar de muy mojable al
agua a muy mojable al óleo, dependiendo de las interacciones químicas entre la
salmuera y la superficie de la roca. Si la roca no muestra preferencia por ninguno
de los fluidos, se dice que su mojabilidad es neutra o intermedia. Una condición
que se puede visualizar como igualmente mojable para ambos fluidos [56][69]. La
siguiente figura ilustra diferentes estados de mojabilidad en una roca.

Figura 2.11: Mojabilidad en poros. (izq) Mojabilidad al agua, el crudo permanece
en el centro de los poros, en una condición contraria, (der) las superficies están
cubiertas de una película de crudo. En una condición intermedia el petróleo es
desplazado por el agua de muchas de las superficies pero permanece en el centro
de los poros mojables al agua. Las tres condiciones tienen saturación similar de
agua y petróleo [80].

La mojabilidad puede evaluarse cuantitativamente midiendo el ángulo de con-
tacto entre la interfaz fluido-fluido y la interfaz fluido-sólido en el punto de con-
tacto trifásico y luego seguir criterios específicos que determinan el estado de mo-
jabilidad del sistema [69]. Sin embargo, el rango de cada condición de mojabilidad
para diferentes ángulos de contacto, es diferente en la literatura. Particularmente
para cada estado de mojabilidad neutra, como lo muestra la Tabla 2.5, que da a
conocer los criterios para los estados de mojabilidad según lo establecido por tres
estudios bien conocidos [70][71][72].
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Fuente Estado mojabilidad Ángulo de contacto
Trieber
et
al(1972)

mojable al agua 0∘ a 75∘

mojabilidad neutral 75∘ a 105∘

mojable al crudo 105∘ a 180∘

Morrow
et
al.(1976)

mojable al agua 0∘ a 62∘

mojabilidad neutral 62∘ a 133∘

mojable al crudo 133∘ a 180∘

Chilin-
gar and
Yen(1983)

fuertemente mojable al agua 0∘ a 20∘

mojable al agua 20∘ a 80∘

mojabilidad neutra 80∘ a 100∘

mojable al crudo 100∘ a 160∘

fuertemente mojable al crudo 160∘ a 180∘

Tabla 2.5: Criterio de mojabilidad en diferentes estudios [70][71][72]

Ángulo de contacto

Cuando existe una interfaz entre un líquido y un sólido, el ángulo entre la
superficie del líquido y el contorno de la superficie de contacto se describe como
ángulo de contacto 𝜃 tal y como lo muestra la Figura 2.12 [56][57].

Por convención, si el ángulo de contacto es menor a 90 grados, la interacción
se considera hidrofílica. Si el ángulo de contacto es mayor a 90 grados, la interac-
ción se considera hidrofóbica. Si el ángulo de contacto es mayor a 160 grados, la
interacción se denomina super-hidrofóbica [56][57]. Es decir, el ángulo de contacto
entre un líquido y un sólido depende de la naturaleza del líquido, así como de las
características de la superficie del sólido.

Figura 2.12: Ejemplo de ángulo de contacto 𝜃 en una gota en contaco con la
superficie [57].
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De acuerdo con la ecuación de Young’s, existe una relación entre el ángulo de
contacto 𝜃, la tensión superficial del líquido 𝜎𝑙𝑔, la tensión interfacial del sólido y
el líquido 𝜎𝑠𝑙 y la energía libre de la superficie del sólido 𝜎𝑠𝑔 [95]. Que resulta en
la siguiente ecuación.

𝛾𝑠𝑔 = 𝛾𝑠𝑙 + 𝛾𝑙𝑔 · cos (𝜃) (2.4)

Desde la perspectiva de la escala de poros, la mojabilidad, como se explicó
anteriormente, se define como la tendencia relativa de uno, dos o más fluidos in-
miscibles a adherirse, extenderse o humedecer las superficies de grano dentro de
un medio poroso. Dependiendo de la naturaleza química, la capacidad de propa-
gación de los fluidos y la naturaleza química de la superficie de los granos [65][68].

Los enfoques convencionales para medir ángulos de contacto, como el método
de gota sésil, el método de gota sésil modificada y la técnica de placa Wilhemy,
fallan en imitar los factores y condiciones que controlan la mojabilidad a escala
de poro [69]. Los experimentos que utilizan estos métodos realizan pruebas en su-
perficies sólidas que son ideales (lisas, planas y químicamente homogéneas) lo que
lleva a un ángulo de contacto que no tiene en cuenta la rugosidad, la curvatura y
la hetereogenidad del material a microescala [67]. Afortunadamente las técnicas
de imagen han remodelado los estilos de investigación en aplicaciones como ésta,
particularmente las técnicas de imagen de alta resolución, como la micro tomo-
grafía computarizada [61][73]. Por lo tanto, puede transladarse a la visualización
directa en micromodelos.

Ángulo de contacto in situ

En los últimos años ha habido un interés en explorar y construir protócolos
para medir ángulos de contacto in situ a partir de imágenes para experimen-
tos estáticos [66][67] y dinámicos [68][81] en muestras de rocas naturales, glass
beads, experimentos bifásicos y trifásicos. En la literatura existe un método ma-
nual [66][67][68][81] y tres metodos automáticos [75][76][77] para medir ángulos
de contacto in situ a partir de imágenes. Además hay varias aplicaciones para
los ángulos de contacto extraídos a escala de poro, que comienzan por indicar la
mojabilidad del sistema hasta explicar los eventos de desplazamiento a escala de
poro [[66]-[69], [75]-[79]]. Éstas aplicaciones son de gran interés ya que pueden ser
aplicadas a visualizaciones en micromodelos.

Método manual

En imágenes tomadas por micro tomografía computarizada en escala de grises
o segmentadas, el ángulo de contacto in situ se puede determinar manualmente
por el usuario siguiendo una serie de pasos [66][67][77] esto podría tomar mucho
tiempo, sabiendo que en una roca tiene cientos de puntos de contacto [76]. Sin
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embargo, éste metodo es funcional para aplicaciones en micromodelos [78].

El primero en establecer un protocolo para medir ángulos de contacto in situ
fue Andrew et al. [67] (2014). Éste trabajo realizó un enfoque manual en 300 pun-
tos de contacto trifásico en la cual concluyó que el ángulo medio era de 45∘± 6∘,
lo que significa, un sistema débilmente mojable al agua [67]. Dos años más tarde,
se comprobó el éxito de este enfoque a escala de poro mediante una comparación
con los ángulos de contacto medidos por el método de caída de sésil [66].

El enfoque manual comienza con decidir qué sección se extraerá como subvo-
lumen de las imágenes segmentadas. Después de esto, como muestra la Figura
2.13, se realiza un proceso de filtrado de imágenes (filtro sobel 3D) para etiquetar
la interfaz y encontrar las líneas de contacto trifásicas (hechas de puntos llamados
puntos triples) dentro del subvolumen [67][68][81].

Figura 2.13: Extracción de subvolumen no mojable (rojo) atrapado por la fase
mojable (azul) y la roca porosa (gris) [68].

La Figura 2.13 muestra un glóbulo atrapado en una superficie no mojable
marcado con líneas de contacto. Después de esto se procede a elegir un punto
de interés (línea triple de contacto) en donde se medirá el ángulo de contacto
[67][68][81]. Finalmente se trazan dos tangentes interfaciales en el plano X de las
muestras para medir el ángulo de contacto en el punto A como lo muestra la
Figura 2.14 [68].

Este valioso trabajo ha sido de utilidad para otros investigadores para diseñar
experimentos a escala de poro con el fin de investigar la mojabilidad in situ. Éste
enfoque se utilizó para explorar la mojabilidad por ácidos grasos en las morfologías
del aceite residual (la formación de capas no mojables) [79]. También se usó para
determinar la histéresis del ángulo de contacto para experimentos dinámicos con
el fin de evaluar el atrapamiento bajo diferentes estados de mojabilidad [81] y para
explicar los mecanismos de desplazamiento a escala de poro durante la imbibición
y drenaje para el flujo en dos y tres fases [68].
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Figura 2.14: Medición de ángulo de contacto. a. Líneas de contacto (amarillo)
a través del punto de contacto triple Sólido-fluido-sólido b. Plano X dibujado
perpendicular a la línea de contacto triple del punto A. c. Ángulo de contacto
determinado para el punto A [68].

Método automático

También ha habido interés por desarrollar métodos automáticos para obtener
tantos datos de mojabilidad como sea posible y hacer que el tiempo de análisis
sea cada vez menor. En la literatura hay tres trabajos en el desarrollo de algorit-
mos para la estimación del ángulo de contacto [75][76][77]. Klise et al. [75] (2016)
desarrollaron un método para encontrar los límites bifásicos y trifásicos en imá-
genes de micro tomografía computarizada. Estos límites los cuales son interfases
bidimensionales como lo muestra la Figura 2.15. En esta figura se definen las
interfases fluido sólido y fluido-fluido para cada punto en la línea de contacto trí-
fásica.

Figura 2.15: Visualización en dos dimensiones para la identificación de la interfaz,
puntos de contacto y cálculo del ángulo de contacto [75].

Scanziani et al. [77] (2017), automatizó el método manual mencionado an-
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teriormente de modo que el algoritmo encuentre el plano normal para el punto
de contacto trifásico y así estimar el ángulo de contacto [77]. La Figura 2.16
muestra su enfoque, que consiste en ajustar un círculo (blanco) a la interfaz de
fluido-fluido (verde y azul), suavizar la superficie sólida (gris) mediante una re-
gresión lineal (negro) y luego construir una tangente (amarillo) al círculo en el
punto de contacto. Es necesario mencionar que ajustar un círculo a las interfaces
fluido-fluido está limitado para un curvatura constante de la interfaz fluido-fluido
cuando el sistema está en equilibrio [77]. Este estado de equilibrio está definido
por la ecuación de Young-Laplace.

Figura 2.16: Representación de un segmento bidimensional de una imagen seg-
mentada tridimensional cuando el ángulo de contacto es automatizado. El crudo
es color verde, la salmuera es azul,la roca es gris, el círculo es blanco y es ajustado
a la interfaz entre dos fluidos y la línea negra representa la superficie de la roca
[77].

Los anteriores métodos tienene una dependencia de la resolución de la imagen,
sin embargo, Alratrout et al. [76] (2017) presentaron un enfoque automatizado que
reduce la dependencia a la resolución. En él se mantienen dos parámetros cons-
tantes: el volumen de los fluidos con el sistema y las ubicaciones de las líneas
de contacto trifásicas [76]. Éste método considera sólo sistemas en equilibrio, si-
guiendo el enfoque de Scanzini et al. (2017) [76] que permite justificar el uso de
su método al suavizar las superficies entre fluido-fluido [21][30].

Los métodos manuales y automátizados ayudaron a conectar la aplicación de
la caracterización de mojabilidad in situ con los estudios de flujo y atrapamiento
en medios porosos naturales. Es por ello que se hace relevante el uso de éstos
métodos con el fin de entender cómo cambia la mojabilidad en un medio poroso
no homogéneo y poder comprender un poco mejor los fenómenos que suceden a
escala de poro.

26



Descriptores de escala de Poro

En conclusión, la mojabilidad de un sistema es una característica intrínseca del
mismo. Los poros de las rocas tienen tendencias predeterminadas hacia el agua
o el petróleo. Sin embargo, Djebba Tiab [56] (2004) expresa que puden existir
diferentes estados de mojabilidad, que tienen una influencia dominante en el flujo
del fluido y las propiedades del sistema agua/crudo/roca [56].

2.3.4. Tensión interfacial

En un sentido amplio, la tensión interfacial (IFT) se define como el trabajo que
se debe aplicar para aumentar el tamaño de la interfaz entre dos fases adyacentes
que no se mezclan entre sí. Éste término se refiere a las fronteras entre las fases
líquido/líquido y líquido/sólido.

En la frontera de fase, la suma de las fuerzas entre las moléculas de la misma
fase es mayor que con las moléculas de la otra fase. En consecuencia, las moléculas
en la interfaz tienen menos socios atractivos que el resto del volumen de la fase.
Por lo tanto, las fases minimizan su extensión en la interfaz. Por eso se debe reali-
zar trabajo para incrementar el tamaño de la interfase. Éste trabajo en la tensión
interfacial tiene unidades de mN/m y se designa con el símbolo de 𝛾 [57][95].

Figura 2.17: Gota colgante para medición de tensión interfacial: éste método
consta de una aguja suspendida en una fase líquida o gaseosa. La forma de la gota
resulta de la relación entre la tensión interfacial y la forma, esta tensión se calcula
a partir de la sombra usando el análisis de forma de gota [imagen original].

De acuerdo con la ecuación de Young’s, existe una relación entre el ángulo de
contacto 𝜃, la tensión superficial del líquido 𝜎𝑙𝑔, la tensión interfacial del sólido
y el líquido 𝜎𝑠𝑙 y la energía libre de la superficie del sólido 𝜎𝑠𝑔 lo que resulta
en la ecuación 2.4 previamente descrita [95][115]. Además, el método de la gota
colgante utiliza la ecuación de Young-Laplace que describe la correlación entre la
diferencia de presión Δ𝑝, los radios de curvatura 𝑟1 y 𝑟2 y la tensión interfacial tal
y como lo muestra la siguiente ecuación [94]. La cual es de utilidad para estimar
experimentalmente la tensión interfacial.
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Δ𝑝 = 𝛾

(︂ 1
𝑟1

+ 1
𝑟2

)︂
(2.5)

La tensión interfacial juega un papel importante en muchos procesos donde las
fases están en contacto, como las emulsiones, ya que afecta la tendencia a romperse
y coalescer de las fases. Inundaciones: si la tensión interfacial se reduce por medio
de tensoáctivos, la fase órganica puede movilizarse después de una inundación con
agua. Pruebas de calidad de líquidos hidrofóbicos: el envejecimiento de un líquido
hidrofóbico a menudo va de la mano con una reducción de la tensión interfacial
con el agua. En tales casos la medición de la tensión interfacial es una prueba de
calidad [57][94].

2.3.5. Permeabilidad

Una roca, además de ser porosa debe permitir el flujo. Ésta característica
se denomina permeabilidad [56]. La permeabilidad de una roca depende de su
porosidad efectiva, por lo tanto, se ve afectada por el tamaño, forma y distribución
de los granos de roca. El ingeniero francés Henry Darcy desarrolló una ecuación
para el flujo la cual se expresa de la siguiente manera.

𝑢 = 𝑞

𝐴𝑐
= −𝑘

𝜇

(︂
𝑑𝑃

𝑑𝑙

)︂
(2.6)

Donde 𝑢 es la velocidad del fluido, 𝑞 el caudal, 𝐴𝑐 representa el área transver-
sal, 𝑘 es la permeabilidad del medio, 𝜇 es la viscosidad del fluido y 𝑑𝑃/𝑑𝑙 es la
diferencia de presión en la dirección del flujo.
La permeabilidad en la Ecuación 2.6 se denomina permeabilidad absoluta. En
presencia de más de un fluido, a la permeabilidad se le llama permeabilidad efec-
tiva 𝑘𝑒. La relación entre la permeabilidad efectiva y absoluta, se le conoce como
permeabilidad relativa. Por ejemplo, la permeabilidad relativa del crudo y el agua
serían 𝑘𝑟𝑐 = 𝑘𝑒𝑐/𝑘 y 𝑘𝑟𝑎 = 𝑘𝑒𝑎/𝑘 respectivamente [56].
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2.4. Característica de Euler (𝜒)
Cuando una propiedad topológica de un objeto no se ve alterada por un cam-

bio de su forma (es decir, estiramiento, flexión y torsión) se denomina invariante
topológico [59].Puesto que un invariante topológico de un objeto cambia por una
deformación discontinua; por ejemplo, al dividirlo en objetos más pequeños o
pegarlo a otros objetos [4][60]. Por lo tanto, un invariante topológico es un des-
criptor sólido de la conectividad de un objeto, similar a la conectividad de la fase
no mojable dentro de un medio poroso. La Figura 2.18 muestra la visualización
en tridimensional de una fase no mojable (crudo) del experimento realizado por
Akiarri. S. [61] (2019) para el post-drenaje y la post-imbibición [61]. Como se
observa, la conectividad del aceite cambió el desplazamiento de la fase mojable
por la fase no mojable. Además, existe la necesidad de encontrar un invariante
topológico para cuantificar el estado de conectividad y sus conglomerados, lo que
permite comparaciones entre diferentes experimentos y estados.

Figura 2.18: Visualización 3D de la fase no mojable izq. Post-drenaje der. Post-
imbibición [61].

En los últimos años, la característica de Euler (𝜒), también conocida como
número de Euler, se ha empleado eficazmente en medios porosos a partir de las
imágenes obtenidas de micro tomografía computarizada o directamente de visua-
lizaciones en micromodelos, como un descriptor cuantitativo de la conectividad de
fase de un material poroso, ya que es un invariante topológica [59]. La topología de
fase (conectividad) se ha relacionado con la saturación de fase (saturación inicial,
transitoria y final), atrapamiento capilar (representado por el número de capila-
res) y la permeabilidad relativa [59][61][62] mediante el uso de la característica de
Euler (𝜒). El cual se define como:

𝜒 = 𝛽0 − 𝛽1 + 𝛽2 (2.7)
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Donde 𝛽0 es el número cero de Betti, que se refiere al número de elementos
distintos del fluido en el volumen, 𝛽1 es el primer número de Betti que se refiere al
número de bucles redundantes presentes en la estructura de cada componente de
fluido y 𝛽2 es el segundo número de Betti, que indica el número de vacíos encerra-
dos en el componente de fluido. Los valores de los números de Betti y Euler para
algunas formas simples se muestran en la Figura 2.19, adaptada de Wildenschild
y Sheppard [63].

Figura 2.19: Valores de números de Betti (𝛽0, 𝛽1, 𝛽2) y característica de Euler
para figuras básicas a) Esfera b) Dos esferas desarticuladas c) Toroide d) Toroide
doble e) Marco cúbico [63].

Ahora, en el contexto de fluidos en medios porosos, las características que
contribuyen al 𝛽0 incluye una burbuja pequeña, aislada que ocupa un espacio
de poro único, así como un elemento de fluido no mojable grande, conectado y
de poros múltiples; ambos ejemplos tienen un 𝛽0 = 1 [59]. Además, si se tiene
en cuenta que un grupo grande del fluido no mojable está altamente ramificado
en múltiples poros a través de gargantas de poro, y si al cortar éste grupo en
determinada garganta no se divide en dos grupos, esta conexión a través de la
garganta de poro se cuenta en el primer número de Betti 𝛽1. Además, 𝛽2 es cero
para experimentos en medios porosos, ya que no es posible tener una partícula
sólida (grano) rodeada completamente por la fase del fluido no mojable [59][60] y
la fase del fluido mojable (salmuera) no puede estár flotando como gotas en una
fase no mojable, como el aire o dióxido de carbono. Incluso si la fase no mojable
es más densa, es decir, petróleo crudo, no vale la pena considerar el número de
Betti 𝛽2 en comparación con 𝛽0 y 𝛽1, como lo demuestran los cálculos realizados
por Khanamiri y Torsæter [60]. Por lo tanto la Ecuación 2.7 puede reducirse a
la siguiente expresión para experimentos en un medio poroso.

𝜒 = 𝛽0 − 𝛽1 (2.8)
Por último, el número de Euler normalizado de la fase total no mojable se
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puede clasificar en dos. La primera clasificación puede ser para los ganglios no
mojables y la segunda para los caminos conectados por la fase no mojable, la
cual se define como el grupo no mojable más grande del sistema [60]. La anterior
clasificación se hace con el fin de evaluar la histéresis en la topología de la fase
no mojable; los ganglios y la ruta conectada en función de las saturaciones [60].
Además, la característica de Euler es una propiedad que depende del proceso, por
ejemplo, de qué fase está desplazando a la otra [80] y del caudal de inyección
[60]. Finalmente, la característica de Euler de la fase mojable es una medición
independiente de la característica de Euler de la fase no mojable [80].
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2.5. Dispersión de agua en aceite

Como se comentó anteriormente la inyección de agua de baja salinidad ha
atraído mucha atención como técnica para mejorar la recuperación de petróleo.
Se mencionaron algunos mecanismos que explican la contribución a la recupera-
ción adicional; sin embargo, en la actualidad no se han establecido las razones del
por qué sucede éste mejoramiento. Tampoco han sido bien establecidas y no existe
un mecanismo consistente que pueda explicar los resultados exitosos [27][38][83].
La mayoría de mecanismos propuestos atribuyen los efectos de baja salinidad al
incremento en la mojabilidad al agua [5][28][38]. Esto ha resultado en muchos es-
tudios centrados en el papel de la roca y sus componentes, mientras que el papel
de las interacciones fluido/fluido se ha dejado a un lado [81]. Recientemente Lifein
Yan et al. [83] (2020) han informado sobre los resultado de una serie de visualiza-
ciones de flujo directo cuando el petróleo crudo entra en contacto con salmueras
de baja salinidad.

Las emulsiones de agua en aceite pueden formarse naturalmente durante pro-
cesos secundarios o terciarios a la recuperación de pretróleo [82]. La formación
de éstas emulsiones, según como reportan algunos estudios, pueden imponer al-
gunos desafios en la producción debido al aumento de la viscosidad del fluido y
la disminución de la permeabilidad relativa [82][84][85]. Por otra parte, se reporta
que en las inundaciones con LSW, la generación de emulsiones y la difusión del
agua en la fase de aceite suelen ser contribuyentes importantes para impulsar la
recuperación de petróleo [83][86][87]. La siguiente imagen muestra dispersiones de
salmuera con diferentes concentraciones de sal en aceite.

Figura 2.20: Muestra de micrografías de emulsiones para tres valores de salinidad
diferentes. (Izquierda) 1 %. (Centro) 10 %. (Derecha) 50 % [88].

Los reportes que existen hasta la fecha demuestran que diferentes concentra-
ciones de sal influyen en la cantidad de microgotas de agua en el aceite cuando
el agua y el petróleo se ponen en contacto. Es necesario tener una secuencia de
LSW, petróleo crudo y salmuera de alta salinidad (HSW por sus siglas en inglés)
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para poder tener presente este mecanismo [83].

Figura 2.21: Mecanismo de creación de miscelas con la secuencia LSW/cru-
do/HSW [83].

Como puede verse, existen numerosas investigaciones relacionadas con el estu-
dio de la recuperación de petróleo en microfluidos [50][96], también trabajos que
indagan sobre el cambio de mojabilidad [80][44][49] y la influencia de la salini-
dad en el fluido de recuperación [26][38][44]. Además, es importante mencionar
que es un tema de interés actual, como lo demuestran reportes realizados por
Fredriksen et al. [44] (2017) quienes indagaron sobre el mecanismo de movilidad
durante inundación con LSW. Yujind Du et al. [49] (2019) experimentaron sobre
la relevancia de un medio sin presencia de arcilla y Lifei Yan et al. [83] (2020) que
trabajaron con el impacto de la diferencia de salinidad en la creación de dispersio-
nes de agua en aceite en tubos capilares. Lo anterior da cuenta de la pertinencia a
este trabajo frente a los diferentes mecanismos que co-existen en la recuperación
de crudo. Con el fin de profundizar las condiciones necesarias y en la influencia
de las emulsiones y el cambio en el ángulo de contacto para la recuperación de
crudo, en el siguiente capítulo se describirán los equipos, fluidos, tratamientos y
funcionamiento del arreglo experimental.
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Capítulo 3

Diseño experimental

Para la recuperación de petróleo y encontrar si hay formación de emulsiones
y cambio en el ángulo de contacto bajo la influencia de salmuera a baja salini-
dad, experimentalmente fue necesario realizar un montaje en el cual se pudiera
observar la recuperación del aceite a determinado caudal. Adicionalmente, se usó
un dispositivo que permitiera trabajar con caudales pequeños teniendo en cuenta
las características del medio poroso. También se usó una cámara que captara las
imágenes deseadas y un programa para poder procesarlas, la Figura 3.1 muestra
el areglo experimental con el que se realizó el trabajo. En este capítulo se explicará
cada uno de los elementos usados para observar el fenómeno. Además, se hará una
explicación de las carácterísticas de los fluidos y su uso en el trabajo experimental.

Figura 3.1: Arreglo experimental para simular condiciones de reservorio y recu-
peración de crudo
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3.1. Dispositivos experimentales

El arreglo experimental está compuesto por diferentes dispositivos que permi-
ten el flujo a través de un micromodelo; en donde se visualice el estado inicial de
saturación del medio poroso y la recuperación con las salmueras de baja salinidad.
El protocolo experimental debe ser el siguiente.

1. Antes de la saturación, es necesario limpiar y aplicar vacío al micromodelo, así
como saturar los tubos capilares con el fluido seleccionado. Los detalles de los
fluidos utilizados serán dados en la siguiente sección.

2. Inicialmente, el micromodelo debe estar saturado con salmuera y aceite tenien-
do especial cuidado con evitar la incorporación de burbujas de aire, o residuos
de los fluidos con los que se realizó la limpieza.

3. Limpiar y saturar líneas con el fluido de recuperación conociendo la taza de
inyección. Para no tener fugas y evitar la incorporación de aire hacia el micro-
modelo.

4. Inyectar el fluido de recuperación, filtrado, desgasificado a un caudal constante
evitando la presencia de burbujas de aire y de partículas que puedan afectar el
fenómeno que se desea observar.

5. Dejar fluir el fluido de recuperación durante el tiempo previamente seleccionado
para observar si hay presencia de emulsiones en el crudo seleccionado.

Para realizar la inyección del fluido se decidió emplear una bomba de jeringa
Harvard Apparatus Pump 33 DDS (Dual Drive System) la cual tiene dos canales
de bombeo independientes controlados desde una pantalla táctil con un rango de
alta precisión para un flujo suave que oscila entre 1,02𝑝𝑙/𝑚𝑖𝑛 con una jeringa de
0,5𝜇𝑙 y de diámetro interno de 0,103𝑚𝑚 hasta 106𝑚𝑙/𝑚𝑖𝑛 con una jeringa de
60𝑚𝑙 de diámetro interno 32,573𝑚𝑚 éste dispositivo tiene un margen de error de
±0,25 %
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Dispositivos experimentales

Figura 3.2: Bomba de jeringa Harvard Apparatus Pump 33 DDS (Dual Drive
System)

Se ubicó en la bomba, jeringas BD PlastipakTM de 10𝑚𝑙, acopladas a un tubo
capilar que conecta con una válvula de cuatro vías PEEK Bulkhead Flow de flujo
en "T". la cual se puede conectar con el sensor de presión, el micromodelo y un
depósito de residuos.

Figura 3.3: Válvula PEEK Bulkhead Flow de flujo en ”𝑇”

El transductor de presión KELLER PRD-33X en un rango de presión de 0 a
350𝑚𝑏𝑎𝑟 y una exactitud de ±0,05 % se usó con el fin de conocer la permeabilidad
del medio poroso y verificar que el micromodelo no ha sido afectado por algún
fluido o nanoparticulas anteriormente usadas para la recuperación de crudo.
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Figura 3.4: Transductor de presión KELLER PRD-33X

El micromodelo para la recuperación de crudo esta hecho de borosilicato de
vidrio, tiene una estructura física de roca, y es manufacturado por Micronitr. El
diseño de este chip es resultado de la colocación aleatoria de estructuras con forma
de roca. Esta estructura se asemeja a una roca cuando es cortada y escaneada. La
estructura resulta en gargantas en los canales que son similares a las de una roca
real.

Figura 3.5: Micromodelo estructura Physical rock network de Micronit microte-
chologies r

Éste chip tiene un tamaño de 45𝑚𝑚 x 15𝑚𝑚 un espesor y altura en los canales
de 50𝜇𝑚 y 20𝜇𝑚 respectivamente y una porosidad de 0.57. Posee una vista óptica
clara desde todos los lados y se supone como un modelo 2𝐷 de una roca.

Antes de realizar cualquier experimento es necesario limpiar el interior del mi-
cromodelo inyectando la siguiente secuencia de líquidos: Tolueno-Metanol-Acetona-
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Agua destilada-Acetona. Una vez realizado lo anterior se extrae el aire del mi-
cromodelo con una bomba de vacío, EDWARDS RV12. Posteriormente, se debe
saturar el micromodelo inyectando el fluido elegido. Cuando el micromodelo se
encuentra saturado con el fluido inicial, se inyecta crudo hasta que se deje de
observar la producción de salmuera. Este es el estado inicial del micromodelo y se
muestra en la Figura 3.6, es un estado semejante al de un reservorio natural de
crudo.

Figura 3.6: Estado inicial del micromodelo una vez se realizó saturación con
salmuera y aceite.

Se utilizó un microscopio estereoscópico OLYMPUS SZX7 con un radio de
zoom de 0,8𝑋 − 5,6𝑋 y un lente OLYMPUS ACH 1X acoplado a una cámara
OLYMPUS UC90 con una resolución de 3384x2708 pixeles (5 : 4). Éstas carac-
terísticas permiten obtener imágenes de alta resolución. Con el equipo se puede
observar en tiempo real el micromodelo y así adquirir información sobre su in-
teracción con los fluidos. De esta manera, se puede asociar la recuperación con
los fenómenos al interior del micromodelo y estudiar los cambios en largos perio-
dos de tiempo. La siguiente figura muestra el microscopio, la cámara y el lente
anteriormente descritos.
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Figura 3.7: Microscopio estereoscópico OLYMPUS SZX7,lente OLYMPUS ACH
1X y cámara OLYMPUS UC90.

El esquema de la Figura 3.8 ilustra el arreglo experimental usado para estu-
diar la recuperación y posterior visualización de los cambios internos en el micro-
modelo.

Figura 3.8: Esquema montaje experimental: 1. Bomba de inyección. 2. Tubos
capilares. 3.Válvulas. 4. Microscopio 5. Cámara 6. Medidor de presión 7.Soporte
de micromodelo y micromodelo 8. Computador 9. Depósito.
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3.2. Micromodelo y fluidos utilizados

En esta sección se describirán los fluidos elegidos, sus propiedades, el rango de
parámetros de los experimentos, cómo se capturó la información y la metodología
de procesamiento de datos. El objetivo de esta sección será comprender mejor el
funcionamiento y las condiciones del fenómeno.

3.2.1. Propiedades medio poroso

Tres micromodelos de silica con estructura de red de roca física fueron utili-
zados. La Figura 3.9 muestra la imagén del micromodelo que se empleó en los
experimentos. Las propiedades y dimensiones son presentadas en Tabla 3.1.

Figura 3.9: Micromodelo utilizado para la recuperación de crudo.

Micromodelo Largo
(cm)

Ancho
(cm)

Porosidad
𝜑 ( %)

Permeabilidad
(mD)

Volumen de
poro

(︀
𝑐𝑚3)︀

J1 2 1 57 3204 0.0023
J2 2 1 57 2586 0.0023
J3 2 1 57 3040 0.0023

Tabla 3.1: Parámetros petrofísicos y dimensiones del micromodelo.

3.2.2. Crudo

Un tipo de crudo obtenido de los campos del mar del norte, al cual se hará
referencia como ‘A’, fue usado en este trabajo. Éste crudo fue filtrado dos veces con
un filtro de 5𝜇𝑚. La densidad fue medida con un equipo Antor Paar densimeter
𝐷𝑀𝐴

TM 4100 M seires. La viscosidad se midió con un viscosímetro Brook-field,
model LVDV-II+P, rotating viscosimeter. El pH se cuantificó con un pH-metro
PH 100L, 𝑝ℎ𝑒𝑛𝑜𝑚𝑒𝑎𝑙r Los valores de las mediciones están presentados en la tabla
3.2. La cual incluye el desgloce de los compuestos saturados, aromáticos, resinas
y asfaltenos (SARA) del crudo. El crudo fue inyectado después de la saturación
del micromodelo con salmuera 30,000𝑝𝑝𝑚.
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𝐶𝑟𝑢𝑑𝑜 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝜌 𝑉 𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝜇 𝑆𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎𝑑𝑜𝑠 𝐴𝑟𝑜𝑚𝑎𝑡𝑖𝑜𝑠 𝑅𝑒𝑠𝑖𝑛𝑎𝑠 𝐴𝑠𝑓𝑎𝑙𝑡𝑒𝑛𝑜𝑠

(𝑔/𝑐𝑚3) (𝑐𝑃 ) ( %) ( %) ( %) ( %)
A 0.9004 52.5 66.21 25.78 7.69 0.32

Tabla 3.2: Propiedades del crudo utilizado en el experimento

3.2.3. Salmuera

Las cuatro soluciones de salmuera usadas de prueba en el micromodelo son
salmueras sintéticas, las cuales contienen 𝑁𝑎𝐶𝑙 y 𝐶𝑎𝐶𝑙2 a diferentes concentra-
ciones. La salmuera de saturación tiene una concentración de 30,000𝑝𝑝𝑚 de 𝑁𝑎𝐶𝑙.
Ésta concentración según Alireza Emani et al. [114] (2013) es una concentración
de alta salinidad (HSW). Las tres soluciones siguientes según Yujing Du et al. [49]
(2019) y Alireza Emani et al. [114] (2013) se clasifican como concentraciones bajas
(LSW). La primera es una salmuera con 500𝑝𝑝𝑚 de 𝑁𝑎𝐶𝑙, la cual será denomina-
da como LSW1. Las denominaciones LSW2 y LSW3 corresponden a salmueras de
2000𝑝𝑝𝑚 y 500𝑝𝑝𝑚 de 𝐶𝑎𝐶𝑙2 respectivamente. Las propiedades de estos fluidos
fueron medidas con los equipos mencionados en el Apéndice A y se presentan
en la Tabla 3.3.

𝑆𝑎𝑙𝑚𝑢𝑒𝑟𝑎 Tipo de sal Composisión 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝜌 𝑉 𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝜇 𝑝𝐻
(ppm) (𝑔/𝑐𝑚3) (𝑐𝑃 )

HSW 𝑁𝑎𝐶𝑙 30.000 1.020002 1.21 6.284
LSW1 𝑁𝑎𝐶𝑙 500 0.999254 1.18 6.325
LSW2 𝐶𝑎𝐶𝑙2 2000 1.000204 1.17 6.249
LSW3 𝐶𝑎𝐶𝑙2 500 0.999191 1.17 6.396

Tabla 3.3: Propiedades salmueras usadas en los experimentos

3.3. Procedimiento experimental

Para realizar este estudio fue necesario empezar con la limpieza del micro-
modelo, las líneas de conexión, válvulas y el equipo. Para secar, se ubicarón los
micromodelos en el horno durante 8 horas e inyectar aire en los tubos capilares.
Una vez que todo esté conectado, limpio y sin residuos de compuestos orgánicos
o químicos, se crea un ambiente de vacío dentro del micromodelo. Este grado de
limpieza se realizó para evitar burbujas de aire dentro del micromodelo cuando
se sature con salmuera. Usando la bomba de vacío, se extrae el aire dentro del
micromodelo hasta que el medidor alcance 15 mTorr (0.02 mbar). Posteriormen-
te se purgan todas las líneas y conexiones. Sin desconectar la bomba de vacío,
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se inyecta la salmuera (HSW) con la cual se establecen las condiciones de reser-
vorio; en este caso la salmuera debe estar desgasificada y filtrada. Para esto se
usa un filtro con tamaño de poro de 1𝜇𝑚. Se empieza la inyección a una taza de
300𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛. Pasada 1 hora se aumenta el caudal a 400𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛. Durante el mismo
intervalo de tiempo, se realiza la inyección de salmuera hasta llegar a un caudal
de 600𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛. Al alcanzar el máximo caudal de saturación, se debe verificar que
no existan burbujas de aire dentro del micromodelo.

Una vez el micromodelo está saturado con HSW, se realiza la prueba para esti-
mar su permeabilidad. El procedimiento es el siguiente. Se conecta el transductor
de presión a la línea de inyección, previamente purgada de burbujas. Se empieza a
inyectar la misma salmuera a 50𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛 hasta estabilizar la curva medida por el
transductor. Éste procedimiento se repite para caudales de 100, 150 y 175𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛.
Como se muestra en el Apéndice C.

Cuando se obtiene la medida de permeabilidad, se continúa con la inyección
del crudo ‘A’. También, es necesario purgar los tubos capilares con el crudo y
evitar la incorporación de burbujas de aire en las líneas y en el micromodelo. El
crudo se inyecta hasta remover la mayor cantidad de salmuera. El procedimiento
para la inyección de crudo es el siguiente. Se comienza inyectando crudo con un
caudal de 1𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛. Esta inyección continua hasta que el movimiento de la sal-
muera deje de ser evidente en el micromodelo. Se repite la operación con caudales
de 10, 20, 30, 50 y 70𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛 hasta remover la mayor cantidad de salmuera del
micromodelo. Así, se llega a los estados iniciales de saturación de crudo 𝑆𝑜 y de
salmuera 𝑆𝑤. Esta son las condiciones iniciales de reservorio.

Para la recuperación de la fase oleosa es necesario limpiar las líneas y purgar
con el fluido seleccionado para realizar la imbibición. Las salmueras LSW1, LSW2,
y LSW3 se inyectan a un caudal de 38 𝑛𝐿/𝑚𝑖𝑛, el cual corresponde a un volu-
men poroso cada hora. Para estos experimentos se inyectan 50 y 100 volumenes
porosos. Para conocer el porcentaje de crudo recuperado, se toman fotografías
del microcanal cada determinado tiempo. Una vez realizada la recuperación, se
seleccionan lugares específicos para dar seguimiento a la formación de emulsiones
y cambio en el ángulo de contacto al interior del micromodelo.

Además, se realizan dos pruebas de recuperación con dos micromodelos satura-
dos completamente de crudo. Una de estas pruebas se realiza con un micromodelo
mojable a la fase oleosa; para cambiar la mojabilidad del micromodelo se recubre
con fluido siliconizador SurfaSilTM de Thermo SCIENTIFIC. Para aplicar este
recubrimiento se realiza el siguiente procedimiento: Se diluye el SurfaSilTM en un
solvente no polar a una concentración de 1 a 10 % en masa. Ejemplos de solventes
no polares son hexano, tolueno, acetona, cloroformo y xileno. Se inyecta la solu-
ción durante 10 segundos en el micromodelo limpio y seco. Una capa uniforme
cubrirá inmediatamente su superficie. A continuación, se inyecta en micromodelo
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el solvente con el que se diluyó el reactivo. Para evitar revertir la siliconización,
se debe inundar el micromodelo con metanol para evitar la interacción del reves-
timiento con agua. Por último, se seca el micromodelo durante un día. La figura
3.10 muestra un esquema del procedimiento experimental realizado.

Figura 3.10: Procedimiento experimental realizado para este estudio

3.4. Esquemas de experimentos

Se realizarón seis esquemas de recuperación en este estudio. El objetivo de
estos experimentos es descubrir la influencia en la recuperación y los cambios de
la mojabilidad al inyectar salmuera de baja salinidad en la imbibición. El esquema
de recuperación se llama recuperación secundaria cuando ocurre después del dre-
naje primario. Cuando la recuperación secundaria es seguida por otra prueba de
imbibición, el esquema de recuperación se llama recuperación terciaria. Con base
en lo anterior, se realizarón tres pruebas de recuperación secundaria con salmuera
de baja salinidad y una con salmuera de alta salinidad. Esta última fue seguida
por una inundación de salmuera de baja salinidad. Los experimentos fueron rea-
lizados en uno de los tres micromodelos.

Por otro lado, se realizaron dos experimentos en los cuales se saturaron los
demás micromodelos unicamente con el crudo ‘A’; sólo uno de los micromodelos
recibió tratamiento con SurfaSilTM. Para observar cómo fue la recuperación en
un medio mojable al agua y otro mojable al crudo. Con el fin de estimar cam-
bios en la característica de Euler y encontrar relación con la recuperación en éste
micromodelo, la siguiente tabla enseña las condiciones iniciales, el esquema de re-
cuperación, la taza de recupereación , y el número capilar de los seis experimentos.
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Esquemas de experimentos

Experimento Saturación
inicial

Fluido de
imbibición

Esquema
de recupe-

ración

Taza de re-
cuperación
𝑛𝐿/𝑚𝑖𝑛

número ca-
pilar modi-
ficado 𝐶𝑎𝑚

C1 HSW1-
Crudo ”𝐴”

LSW1 Secundaria 38 3,25𝑥10−7

C2 HSW1-
Crudo ”𝐴”

LSW2 Secundaria 38 3,92𝑥10−7

C3 HSW1-
Crudo ”𝐴”

LSW3 Secundaria 38 3,42𝑥10−7

C4 HSW1-
Crudo ”𝐴”

HSW1-
LSW1

Secundario
- Terciaria

38 5𝑥10−7

C5 Crudo ”𝐴” LSW1 Secundaria 100 2,33𝑥10−6

C6 Crudo ”𝐴”,
micromode-
lo tratado
SurfaSil

LSW1 Secundaria 100 2,33𝑥10−6

Tabla 3.4: Esquema de experimentos para la recuperación de crudo bajo las con-
diciones de caudal y 𝐶𝑎 señalados

Una vez presentadas las condiciones del arreglo experimental, se expondrán
los resultados de la investigación. Estos resultados se enfocan en la influencia
de la salmuera, cantidad de clusters, característica de Euler, ausencia de arcilla
y mojabilidad. Para dar claridad en cada fenómeno mencionado, se presentarán
imágenes en diferentes tiempos de la inundación.
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Capítulo 4

Análisis de resultados

En este capítulo se hará una descripción del procedimiento realizado para
obtener los datos a partir de las imágenes capturadas con el arreglo experimental
previamente descrito. Después se presentarán los resultados obtenidos para cada
experimento de recuperación y finalmente se discutirán los resultados obtenidos
en la post recuperación.

4.1. Análisis de imágenes

De las imágenes adquiridas se requiere extraer la información para conocer los
valores de recuperación, característica de Euler, conglomerados y saturación de
salmuera y crudo. Para lograr lo anterior fue necesaria la ayuda de MATLABr.
La rutina fue la siguiente.

1. El programa toma cada imagen capturada y la transforma en una matriz
2708x3384. Este valor equivale a la resolución de la cámara utilizada.

Figura 4.1: Imagen de saturación inicial de 2708x3384 pixeles que será transfor-
mada en una matriz de igual dimensión.
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2. En cada una de las imágenes se usa un filtro gausiano para la intensidad y
se segmentan las imágenes utilizando los tres canales: rojo, verde y azul, se
separan en tres matrices. Se binarizan las imágenes.

Figura 4.2: Imagen de saturación inicial de 2708x3384 pixeles binarizada.

3. Una vez se tienen las imágenes binarizadas se etiquetan los componentes co-
nectados con una matriz de etiquetas.

4. Al realizar las etiquetas, se puede obtener el número de conglomerados para
cada imagen. Lo que equivale a la cantidad de componentes conectados.

5. El programa puede calcular el área teniendo en cuenta los pixeles que corres-
ponden a la fase oleosa. Simultáneamente se calcula la característica de Euler
teniendo en cuenta el número de objetos en la región menos el número de
agujeros en estos objetos.

6. Con la información suministrada por el programa se pueden obtener datos
como área total de crudo, tamaño de conglomerados, conglomerado de mayor
tamaño, número de Euler, recuperación de crudo, saturación de agua y petróleo.

Para que el programa trabaje con precisión se debió obtener imágenes de muy
buena calidad. En algunas ocasiones fue necesario utilizar el programa ImageJ
como soporte para realizar previos filtrados a los diferentes conjuntos de imágenes.
Lo anterior es necesario debido a los ruidos que puede presentar al ser binzarizada.
También pueden obtenerse errores debido a la intensidad de luz del microscopio
sobre el micromodelo. La Figura 4.3 representa cuatro momentos de recuperación
antes y después de ser analizadas.

Además, para medir algunos descriptores a escala de poro como radio y tamaño
de garganta de poro también fue necesario el uso de algoritmos de MATLABr

desarrollados por Rabbani et al. [104] 2016 y Rabbanni et al. [105] (2014). La
imagen procesada en los programas se toma en la etapa de vacío y posteriormente
se binariza. En las Figuras 4.4 y 4.5 se presentan los resultados obtenidos.
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Análisis de imágenes

a b

c d

e f

g h

Figura 4.3: Imágenes de saturación a la izquierda sin procesar y a la derecha
procesada a,b: Previa a la inundación c,d: Inicio de la recuperación e,f: Durante
la inundación g,h: al finalizar la recuperación.
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a b

Figura 4.4: Esquema y frecuencia relativa de radio de poro micromodelo utilizado.
a: Imagen procesada después de la binarización b: Resultados de distribución de
tamaño de poro.

a b

Figura 4.5: Esquema y frecuencia relativa de tamaño garganta de poro micromo-
delo utilizado. a: Imagen procesada después de la binarización b: Resultados de
distribución de tamaño de garganta de poro.

La relación de tamaño de poro/garganta de poro es de 1.2 lo que significa
que hay poros grandes conectados por gargantas de poro amplias lo que permite
un fácil drenado a medida que el fluido no mojable se retira del micromodelo,
reflejando las características dinámicas del sistema.
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Recuperación

4.2. Recuperación
Para comprender mejor cómo se realizó la recuperación en los micromodelos,

fue necesario obtener ciertas características que permitan entender el modelo a
escala de poro. Para conocer cómo se llevó la recuperación, se utilizaron volú-
menes porosos inyectados (PVI) como medida de tiempo. Esto hace referencia al
tiempo que tarda en inyectar la misma cantidad de fluido que el volumen efectivo
del medio poroso.

Como se discutió en la Sección 2.3.1. el número capilar, que es una función de
la tensión interfacial, la velocidad del flujo y la viscosidad del fluido, afecta signi-
ficativamente la captura de la fase no mojable dentro de un medio poroso al igual
que lo hace con la permeabilidad relativa [61][97]. Teniendo en cuenta lo anterior
para las pruebas de imbibición de salmuera en los experimentos C1, C2, C3, C4 el
número capilar modificado permaneció en un mismo orden de magnitud. Para las
pruebas C5 y C6 el 𝐶𝑎𝑚 es mayor como se vio en la Tabla 3.4. Lo que implica que
la dependencia del objetivo de estudio no se verá afectada por variaciones en el
𝐶𝑎𝑚. Los cálculos para hallar 𝐶𝑎𝑚 se encuentran referenciados en el Apéndice B.

La medida de permeabilidad como anteriormente se explicó, tiene implica-
ciones tanto en la recuperación de crudo como en los fenómenos de movilidad
dentro del medio poroso. Con el fin de garantizar una consistencia en los resul-
tados, la permeabilidad del micromodelo en todos los experimentos permaneció
en la clasificación de roca petrolífera. Los cálculos referentes a la permeabilidad
del micromodelo se pueden encontrar en el Apéndice C. Además, se calculó la
permeabilidad relativa la cual es utilizada para flujos bifásicos y se calculó de
acuerdo al modelo de Corey [98][99].

𝐾𝑟𝑤 = (𝑆𝑤*)4 (4.1)

𝐾𝑟𝑛𝑤 = (1 − 𝑆𝑤*)2
(︁
1 − (𝑆𝑤*)2

)︁
(4.2)

Donde 𝐾𝑟𝑤 es la permeabilidad relativa de la fase mojable, 𝐾𝑟𝑛𝑤 es la per-
meabilidad relativa de la fase no mojable y 𝑆𝑤* es la saturación de la fase mojable
normalizada la cual se calcula:

𝑆𝑤* = 𝑆𝑤 − 𝑆𝑤𝑟

1 − 𝑆𝑤𝑟
(4.3)

Donde 𝑆𝑤 es la saturación de la fase mojable y 𝑆𝑤𝑟 la saturación residual de
la misma fase.

De acuerdo a lo anterior se obtuvo la Figura 4.6. Yujing Du et al. [49] (2019),
menciona que es una gráfica que describe la permeabilidad relativa de agua y crudo
a diferentes valores de saturación de agua y muestra el estado de mojabilidad.
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Figura 4.6: Permeabilidad relativa en función de la saturación de agua (Sw) se
ilustra la permeabilidad relativa para la fase mojable (Kw) y la fase no mojable
(Knw) para cada una de las pruebas realizadas.

En la anterior figura se observa la diferencia que existe en el valor de la per-
meabilidad relativa en el uso de diversas sales para soluciones de salmuera. Las
líneas continuas describen que a mayor saturación de salmuera 𝑆𝑊 , mayor es la
permeabilidad de la fase mojable. Por otro lado, las lineas quebradas describen
cómo disminuye la permeabilidad de la fase no mojable cuando aumenta 𝑆𝑊 . Se
identifica que 𝐾𝑟𝑤𝐶1 y 𝐾𝑟𝑤𝐶5 estan sobrepuestas en la misma curva tanto para
la fase mojable como para la fase no mojable. También que la curva 𝐾𝑟𝑤𝐶3 está
bajo las curvas de las pruebas C1, C2 y C4. Esto puede relacionarse con diferen-
cias en la mojabilidad como explican Anderson et al. [100] (1987); Tang et al.
[101] (2000); Yujing Du et al. [49] (2019). También se pueden notar las diferencias
entre las pruebas C5 y C6 que presentan cambios de mojabilidad debido al tra-
tamiento con SurfaSil. Este comportamiento concuerda con los apuntes de Paul
Glover [102] (2016). Que expresa cómo son las curvas cuando el medio es mojable
al agua, crudo o tiene mojabilidad mixta.

La reducción del IFT es un parámetro que ayuda a la recuperación. Nasralla
[40] (2014), menciona la dificultad de identificar la influencia en la recuperación
y el cambio de mojabilidad que resulta de la reducción de IFT cuando hay un
incremento de pH entre los fluidos de recuperación. La Tabla 3.3 muestra los
valores de pH para cada salmuera, estos valores revocan contribuciones a varia-
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ciones en la recuperación y/o al cambio de mojabilidad debidas al pH. La Figura
4.7 ilustra el valor de la tensión interfacial entre el crudo y la salmuera, en ella se
puede evidenciar que el IFT cambia en función de la concentración.

Figura 4.7: Valores de IFT para cada valor de concentración de salmuera.

La característica de Euler (𝜒), permite conocer la conectividad de la fase no
mojable. En la Figura 4.8 están los valores normalizados para las pruebas del
micromodelo mojable al agua.

Figura 4.8: Valores de la característica o número de Euler de acuerdo al volumen
poroso inyectado para micromodelo no tratado.
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En la figura se observa que durante la inyección de un volumen poroso la prue-
ba C5 fue la que mayor conectividad logró de la fase no mojable. La razón puede
estar relacionada con sus condiciones iniciales. Un micromodelo totalmente satu-
rado de crudo y mojable al fluido de recuperación. Por otro lado, la conectividad
descendió en menor tiempo para las pruebas C1 y C3. Lo que permite pensar que
las salmueras de baja salinidad durante la recuperación fragmentan la conectivi-
dad del crudo, logrando una fase no mojable dispersa. A pesar de los anteriores
resultados, la recuperación con mejor conectividad sucedió con la prueba C4. La
conectividad varió poco y se estabilizó en un período menor que las demás prue-
bas. Esto podría indicar que al finalizar la recuperación, depósitos de crudo en el
micromodelo tuvieron un mayor tamaño. Para el experimento C6, se encontraron
los siguientes resultados.

Figura 4.9: Valores de la característica o número de Euler de acuerdo al volumen
injectado para el micromodelo tratado con SurfaSilTM, prueba C6.

En la Figura 4.9 se puede observar que hay una mayor dispersión de la fase
no mojable. Los valores de la conectividad de ésta fase se deben a la afinidad que
tiene el crudo con la superficie. La inyección de salmuera mueve el crudo pero
la afinidad de la superficie no permite que éste fluya con menor dispersión. La
Figura 4.10 ilustra el estado del micromodelo en el instante en el que alcanza
1𝑃𝑉 𝐼 para cada una de las pruebas.

Con el fin de ilustrar la influencia del fluido en la recuperación, la Figura
4.11 muestra la cantidad de puntos específicos que tiene las mismas caracterís-
ticas, llamados conglomerados. Esto aporta más herramientas para entender la
recuperación.
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a b

c d

e f

Figura 4.10: Imágenes del micromodelo muestran el estado del micromodelo en
el instante en el que se inyecta un volumen poroso. Los colores indican la fase
oleosa: a. Prueba C5 b. Prueba C1 c. Prueba C2 d. Prueba C3 e. Prueba C4 f.
Prueba C6.
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Gráfica 4.11: Número de conglomerados por volumen poroso inyectado para cada
prueba realizada.

La gráfica muestra que en 1.2 𝑃𝑉 𝐼 todas las pruebas llegan a su número de
conglomerados totales. Los resultados se pueden relacionar con lo visto en las grá-
ficas que describen la conectividad. Para la prueba C6 la relación aparente es una
menor conectividad, representa mayor número de conglomerados, esto puede ser
debido al recubrimiento del micromodelo. Por otro lado, para las pruebas C1 y
C3, a pesar de tener menor conectividad que las pruebas C2, C4 y C5, el número
de conglomerados fue menor o incluso igual. En el experimento C5 la conectivi-
dad fue seis veces mayor, pero el número de conglomerados fue equiparable. Para
complementar lo observado, se presenta la Figura 4.12 que ilustra el tamaño
promedio de los conglomerados.

En las curvas se observa que el tamaño promedio de conglomerados en la
prueba C6 es menor a 0.1 𝑚𝑚2. Esto confirma la fragmentación del crudo du-
rante la recuperación. Para las pruebas C1, C2 y C3, se evidencia un tamaño de
conglomerados que tiende a disminuir su dimensión en menores tiempos que las
pruebas C5 y C4. Éstas últimas pruebas tienen un tamaño promedio mayor que
las demás. En la prueba C5 el tamaño permaneció constante el mismo tiempo en
que su conectividad no varió. Esto puede ser debido a las condiciones iniciales del
micromodelo. Ya que, al estar saturado sólo de crudo, este tiende a movilizarse en
conjunto en un medio hidrofílico. Los resultados para C4 dan a entender que la
cantidad de conglomerados no está directamente relacionada con el tamaño. Ésta
prueba muestra que durante la recuperación, el crudo fluyó en conjuntos de mayo-
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res dimensiones al inyectarse HSW, en comparación con los experimentos de LSW.

Figura 4.12: Tamaño promedio de conglomerado

La Figura 4.13 ilustra el porcentaje de recuperación de crudo por volumen
poroso inyectado. Comparando el comportamiento en la recuperación entre las
pruebas con condiciones iniciales de reservorio, se encontró que en las pruebas C1,
C2 y C3 no hay movilización de crudo después de 1 𝑃𝑉 . Los estudios de Nasralla
[40] (2011) muestran un comportamiento similar al inyectarse salmueras sintéticas
de mar de baja salinidad. El experimento que mayor recuperación logró fue C3,
siendo el que mayor recuperación reportó entre las LSW e igualando a la recupe-
ración con HSW. Sin embargo, C4 superó el porcentaje de recuperación después
de 3.5 𝑃𝑉 𝐼. Esto pude ser gracias a la mayor conectividad que tuvo durante la
etapa de recuperación y el mayor tamaño de conglomerados. Logrando recuperar
2 % adicionales. Por otro lado, los resultados que muestran menor conectividad
en la Figura 4.8 fueron producto de la pronta recuperación.

La Figura 4.14 representa la recuperación de todos los experimentos. En
ella se observa que los micromodelos a pesar de estar totalmente saturados con
crudo, no implica una mayor recuperación. Se observa que la recuperación en
las pruebas C1 y C5, logran el mismo porcentaje de recuperación. La prueba C6
evidencia la afinidad del micromodelo hacia el crudo, reduciendo la recuperación
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Figura 4.13: Porcentaje de recuperación de crudo de acuerdo a PVI de salmuera
para pruebas de recuperación con condiciones iniciales de reservorio.

en un 12 % respecto a C5. Los resultados en la recuperación permiten entender
que al encontrar mayor cantidad de conglomerados de un tamaño menor a las
demás pruebas, el crudo no pudo desplazarse a través del micromodelo debido a
su gran dispersión. Aparentemente la reducción del IFT no está completamente
relacionada con mayor recuperación en esta serie de experimentos. Debido a que
el IFT de C3 es mayor (18,97 𝑁/𝑚), en comparación a las pruebas C2 y C4. Y
aun así se recuperó más crudo. Para las pruebas C1, C5 y C6 el IFT es de 20,15
𝑁/𝑚 y se recuperó menor cantidad de crudo. El porcentaje final de recuperación
de cada prueba se muestra a continuación.

C1 C2 C3 C4 C5 C6
62 % 66 % 68 % 70 % 63 % 53 %

Tabla 4.1: Porcentajes de recuperación para cada prueba.

Para finalizar, la recuperación con estos fluidos de inyección genera un mayor
desplazamiento de crudo en la etapa de recuperación secundaria. Ya que para la
etapa de recuperación terciaria no se evidenció un aumento de crudo recuperado
al inyectarse LSW.

58



Recuperación

Figura 4.14: Porcentaje de recuperación de crudo de acuerdo a PVI de salmuera
para pruebas con micromodelo totalmente saturado de crudo y saturación con
condiciones de reservorio.
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4.3. Post-recuperación

En esta sección se presentarán los resultados obtenidos que demuestran el
cambio de ángulo de contacto. La inyección de los fluidos de recuperación en las
pruebas C1, C2 y C3 se realizó por lo menos durante 48 horas posteriores a la
recuperación.

Para realizar el seguimiento de los cambios, se eligió una sección del micro-
modelo con la mayor cantidad de poros que siguieran la secuencias: (depósito de
HSW1-crudo-LSW). Se tomaron fotografías cada 30 minutos con el fin de realizar
el seguimiento a lo que ocurriera en este lugar. Las demás secciones se fotogra-
fiaron cada 24 horas. La siguiente figura ilustra un ejemplo de las secciones de
interés después de la recuperación.

Estado inicial post recuperación

a b

c d

Figura 4.15: Ejemplo de secciones de interés con el criterio de la secuencia HSW-
Crudo-LSW para análisis.
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En la Figura 4.15 se observan ejemplos de las imágenes tomadas en su es-
tado inicial de reservorio y post recuperación. Las flechas indican los lugares que
presentan una secuencia de HSW-Crudo-LSW en el micromodelo. A estos lugares
se toman imágenes al pasar 24 y 48 horas.

Con el uso de las salmueras de baja salinidad como fluido de recuperación
y salmuera de alta salinidad como fluido en estado de reservorio. Se observaron
ciertas características que pueden revisarse en el Apéndice D. tales como: ex-
pansión del depósito de HSW, cambio en el ángulo de contacto D.1, D.4, D.7
Presencia de dispersiones de agua en el crudo D.2, D.5, D.8 y recuperación adi-
cional D.3, D.6,D.9, D.10. A continuación, se presentarán los resultados que
muestran el cambio de mojabilidad en todas las secciones del micromodelo. La
Figura 4.16 los depósitos y ángulos medidos en un poro del micromodelo en
diferentes instantes de tiempo.

0 horas 24 horas 48 horas

Figura 4.16: Sección analizada para medición de cambio de ángulo HSW depósito
interno, LSW exterior. a. 0 horas. b. 24 horas c. 48 horas.

4.3.1. Prueba C1

Para la prueba C1 se encontraron cambios en la mojabilidad. Se midieron 215
ángulos internos y 244 externos, esto resultó después de descartar los datos atí-
picos. Algunas imágenes se pueden ver en la Figura D.1. Las siguientes gráficas
muestran el cambio de ángulo que se observó para la prueba C1.

En la Figura 4.17 hasta laFigura 4.26 la curva azul para las pruebas C1, C2
y C3 son los valores de los ángulos medidos en la hora 0 posterior a la recuperación.
Los datos están en orden descendente. En estas gráficas se observan los cambios
que ocurrieron pasadas 24 y 48 horas. Para la gráfica Figura 4.17, los datos
obtenidos después de la hora 0 presentan una tendencia a estar bajo la curva azul.
Este comportamiento también se presenta en las pruebas C2 y C3. En las imágenes
del Apéndice D se observa que hay una expansión del depósito de HSW. Ésta
puede ser la razón de la diminución del valor del ángulo. Por otro lado, en la
Figura 4.18 hay una tendencia de los ángulos externos a estar por encima de la
curva, esto también ocurre con las pruebas C2 y C3. Lo anterior representa un
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figura 4.17: Medida ángulos de contacto internos en la prueba C1.

crecimiento del ángulo 𝜃 del crudo cuando está en contacto con LSW. Para ilustar
mejor el cambio de los ángulos se presentarán los histogramas en el tiempo 0, 24
y 48 horas de las Figuras 4.19 y 4.20.

figura 4.18: Medida ángulos de contacto externos en la prueba C1.
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Interno
a

b

c

figura 4.19: Histograma prueba C1 par-
te interna a. 0 horas b. 24 horas y c. 48
horas.

Externo
a

b

c

figura 4.20: Histograma prueba C1 par-
te externa a. 0 horas b. 24 horas y c. 48
horas.
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En las Figuras 4.17 y 4.18 se observan discontinuidades en las mediciones
pasadas 48 horas. Esto es producto de los desprendimientos del crudo del micro-
modelo. En el Apéndice D hay algunos ejemplos. Esto diminuyó la cantidad de
datos obtenidos pasadas 48 horas a 134. La prueba C1 fue la que menos varia-
ciones en sus ángulos presentó respecto a las pruebas C2 y C3. En la hora 0 el
promedio de los ángulos internos medidos fue de 𝜃 = 132∘. Al terminar las prue-
bas el promedio disminuyó a 𝜃 = 126∘, un cambio de 𝜃 = 6∘. En las gráficas se
observan variaciones desde 𝜃 = 20∘ hasta 𝜃 = 50∘ o algunas que pueden llegar
hasta 𝜃 = 100∘. Valores como éstos pueden expresar un cambio en la mojabilidad
según valores de la Tabla 2.5. Por otro lado, para los ángulos externos el valor
promedio en la hora 0 fue 𝜃 = 79∘ y al finalizar el valor promedio hallado resul-
tó en 𝜃 = 93∘. Un aumento de 14∘ en promedio. A pesar de ello, en la Figura
4.18 hay aumentos en el valor del ángulo que pueden terminar en un cambio de
mojabilidad.

4.3.2. Prueba C2

Para la prueba C2 se encontraron cambios en la mojabilidad. Se midieron
298 ángulos internos y 284 externos, esto resultó después de descartar los datos
atípicos. Algunas imágenes se pueden ver en la Figura D.4. Las siguientes gráficas
muestran el cambio de ángulo que se observó para la prueba C2.

Figura 4.21: Medida ángulos de contacto internos en la prueba C2.

La Figura 4.21 muestra una diminución en el valor del ángulo de contacto 𝜃
del crudo que está en contacto con el depósito de HSW. El promedio de los valores
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en la hora 0 es de 𝜃 = 133∘. Este valor disminuye a 𝜃 = 110∘ representando un
cambio de 23∘. Un valor cuatro veces mayor respecto a la prueba C1. Se encontró
que el 52 % de los ángulos cambiaron en éste valor o más, llegando a cambios de
85∘, valores que implicarían un cambio de ángulo a un medio más mojable a la
HSW.

Figura 4.22: Medida ángulos de contacto externos en la prueba C2.

La Figura 4.22 muestra los ángulos medidos para la zona exterior. En ella se
observa el aumento del valor de los ángulos. Este aumento en promedio fue de 27∘,
iniciando en 𝜃 = 43∘ y finalizando en 𝜃 = 70∘. El 50 % de los ángulos medidos está
por encima del valor promedio, llegando a cambios de 𝜃 = 85∘. Valores que pue-
den representar un cambio en la mojabilidad hacia un medio más mojable al crudo.

Las Figuras 4.23 y 4.24 muestran cómo cambian los valores de los ángulos
respecto al tiempo. Se observa una "movilidad"de los datos hacia valores menores
o mayores. Dependiendo si la medida del ángulo de contacto del crudo se hizo con
el depósito de HSW o LSW. Esto confirma los resultados de las gráficas anterior-
mente descritas.
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Interno
a

b

c

Figura 4.23: Histograma prueba C2 par-
te interna a. 0 horas b. 24 horas y c. 48
horas.

Externo
a

b

c

Figura 4.24: Histograma prueba C2 par-
te externa a. 0 horas b. 24 horas y c. 48
horas.
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4.3.3. Prueba C3

Para la prueba C3 se encontraron cambios en la mojabilidad. Se midieron
407 ángulos internos y 383 externos, esto resultó después de descartar los datos
atípicos. Algunas imágenes se pueden ver en la Figura D.7. Las Figuras 4.25
y 4.26 muestran el cambio de ángulo observado en la prueba C3.

Figura 4.25: Medida ángulos de contacto internos en la prueba C3.

La Figura 4.25 muestra la disminución del ángulo de contacto con el trans-
curso del tiempo. El promedio de 𝜃 en la hora 0 es de 135∘. Este valor disminuye
a 123∘ después de 48 horas. Un cambio de 12∘, este valor es el doble respecto a
la prueba C1 y la mitad de la prueba C2. En la gráfica se puede observar que la
tendencia a estar por debajo de la curva azul permanece. Sin embargo, una cuarta
parte de los resultados presentaron un aumento en su ángulo final, hubo variacio-
nes hasta de 40∘. Una tercera parte de los datos tuvieron variaciones mayores a
20∘, tomando valores máximos de 55∘. Valores que pueden representar un cambio
de estado en la mojabilidad.

La Figura 4.26 muestra los ángulos medidos para la zona exterior. Se observa
el aumento del valor de los ángulos. Este aumento en promedio fue de 16∘, inician-
do en 𝜃 = 90∘ y finalizando en 106∘ después de 48 horas. Una tercera parte de los
valores tienen variaciones mayores a 20∘, llegando a cambios de 76∘. Valores que
pueden representar un cambio de mojabilidad. Los cambios también se ilustran
en las Figuras 4.27 y 4.28 en las cuales se observa la disminución y aumento
de los valores de ángulos. También se evidencia que los valores aumentan su fre-

67



cuencia alrededor del valor promedio. Esto es igual para los experimentos C1 y C2.

Figura 4.26: Medida ángulos de contacto externos en la prueba C3.

La razón por la cual el ángulo de contacto cambia en las pruebas C1, C2 y
C3, puede estar relacionado con la expansión del depósito de HSW capturado en
los poros. Este mecanismo puede ser explicado por dos razones. La primera, es el
transporte de agua por difusión a través de la membrana de crudo. Ya que las sales
reducen el potencial químico, así el agua atraviesa la membrana de crudo hacia
el depósito de mayor salinidad hasta que se alcance el equilibrio y así compensar
la reducción del potencial [43][44]. Esto puede observarse en la Figura 4.29. En
la hora cero el crudo no tenía presencia de micelas. Pasadas 24 horas se observan
algunas dispersiones de agua en la membrana de crudo y al cabo de 48 horas el
depósito de HSW aumentó su volumen, las dispersiones de agua en el crudo au-
mentaron su tamaño y se aprecia movimiento hacia la salmuera de alta salinidad.
Esto también se observó en el trabajo con tubos capilares que realizó Yan et al.
[83] 2020. Es por esto que la migración de agua hacia el depósito de HSW puede
estar relacionada con la alteración de la mojabilidad y el cambio morfología del
crudo anteriormente descrito. Algunas imágenes adicionales en las que aumenta
el depósito de HSW y aparecen dispersiones de agua en el crudo se presentan en
el Apéndice D.
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Interno
a

b

c

Figura 4.27: Histograma prueba C3 par-
te interna a. 0 horas b. 24 horas y c. 48
horas.

Externo
a

b

c

Figura 4.28: Histograma prueba C3 par-
te externa a. 0 horas b. 24 horas y c. 48
horas.
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0 horas 24 horas 48 horas

a b c

Figura 4.29: Agua en crudo migrando hacia el depósito de HSW a. Crudo sin
presencia de dispersiones de agua. b. Presencia de dispersiones de agua en el
crudo migrando hacia el depósito de HSW. c. Presencia de dispersiones de agua
de mayor dimensión migrando hacia el depósito de HSW. Cambio de ángulos en
la membrana de crudo y de morfológía de la membrana.

La segunda razón por la cual ocurre la expansión del depósito y posterior
desprendimiento del crudo como lo muestran las figuras del Apéndice D. Es
debido a que el grosor del depósito de HSW se relaciona con la curvatura de
la pared de los poros. Este grosor es mayor en las regiones cóncavas donde el
grano se curva hacia adentro. La acumulación de agua en estos depósitos reduce
la presión capilar y este depósito se expande. La relación entre la presión capilar y
la curvatura de la interfaz aceite-agua está dada por la ecuación de Young-Laplace
[44].

𝑃𝑐 = 𝛾𝑤𝑜

(︂ 1
𝑅1

+ 1
𝑅2

)︂
(4.4)

Donde 𝑃𝑐 es la presión capilar, 𝛾𝑤𝑜 es la tensión interfacial entre el aceite y
el agua, R1 y R2 son los radios de curvatura para la interfaz entre el aceite y el
agua.

De acuerdo a la Ecuación 4.4 se calculó la presión en la interfaz HSW y
crudo en diferentes instantes de tiempo para las pruebas C1, C2 y C3 como se
observa en la Figura 4.30. Los radios de la interfaz aumentaron cuando el depó-
sito de salmuera se expandió por lo que la presión se redujo. Con el aumento de
los volúmenes de agua, la película de crudo se expandió hasta alcanzar el vértice
del grano como se observa en la Figura 4.31. Al lograr esto, la presión capilar
excedió la presión interna del depósito de HSW provocando su colapso [44][45].
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Figura 4.30: Cambio de presión en algunos granos del micromodelo. a. Prueba
C1. b. Prueba C2. c. Prueba C3. 71



0 horas 24 horas 48 horas

a b c

d e f

Figura 4.31: Ejemplo de secciones en donde hay cambio de ángulo de contacto
con el transcurso del tiempo con la secuencia HSW1-Crudo-LSW1.

En resumen, los datos obtenidos para la serie de experimentos en estudio
demuestran que durante la postrecuperación con salmueras de baja salinidad,
el valor de los ángulos de contacto internos y externos disminuyen y aumentan
respectivamente con el paso del tiempo. El cambio de los ángulos de contacto po-
siblemente genere desprendimiento del crudo residual. Es posible que los cambios
sean producto del siguiente efecto: La expansión del depósito debido al transporte
de agua por difusión a través de la membrana de crudo, lo que produce un au-
mento en los radios de curvatura para la interfaz HSW-crudo. Resultando en una
presión inferior respecto a la zona que contiene LSW, lo cual genera un posible
desprendimiento de la membrana de crudo que a su vez permite un aumento en
la recuperación final.
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4.3.4. Discusión

Los resultados presentados en este estudio describen el mecanismo de recupe-
ración con salmuera de baja salinidad (LSW) en un micromodelo bidimensional
ausente de arcilla. Este estudio puede usarse para explicar ciertos fenómenos que
ocurren a escala de poros. Y acercar un poco al entendimiento de la recuperación
adicional al inyectar LSW.

Recuperación adicional: Trabajos previos estudian la recuperación adicio-
nal de crudo en donde se reportan diversos resultados como lo muestra la Tabla
4.2. Para el esquema de recuperación secundaria de las pruebas C1, C2 y C3, se
obtuvo un aumento en la recuperación de 1.7 %, 5 % y 10.5 % respectivamente,
después de inyectar 142𝑃𝑉 durante 48h, los valores obtenidos son equiparables
a los reportados en la literatura. Por otro lado, la prueba C4 en un esquema de
recuperación terciario, no logró aumentar la recuperación.

El aumento en la recuperación de crudo se adjudican al desprendimiento del
crudo de la superficie del grano tal y como se explicó anteriormente y como se
observan en las imágenes D.3, D.6 y D.9. Es posible que una parte del aumento
de crudo recuperado en la prueba C3, figura D.10, se relacione con el bloqueo del
aceite residual que hay en algunas gargantas, redirigiendo el agua de inundación
a zonas previamente no barridas. Éste mecanismo también se presentó en las
pruebas realizadas por Yujing Du et al. [49] (2019). Esta sección representa el 6 %
del 10.5 % del total de crudo recuperado.

𝐸𝑡𝑎𝑝𝑎 𝑇 𝑖𝑒𝑚𝑝𝑜(ℎ) 𝑅𝑒𝑐𝑢𝑝𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛
𝑟𝑒𝑐𝑢𝑝𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑎𝑑𝑖𝑐𝑖𝑜𝑛𝑎𝑙

RazeaeiDoust et al. (2011) Inundación secundaria LSW 12 2-3 %
Inundación secundaria LSW 12 7 %

Alireza Emadi et al. (2013) Inundación Secundaria LSW 25 2 %
Masalmeh et al. (2014) Inundación Terciaria LSW 25 3-4 %

Inundación terciaria LSW 30 7 %
Suijkerbuijk et al. (2014) Inundación secundaria LSW 35 6 %
Du Yujing et al. (2019) Inundación secundaria LSW 48 10 %

Inundación terciaria LSW 96 15-18 %

Tabla 4.2: Literatura sobre recuperación con LSW en segunda y tercera etapa de
recuperación.

Los resultados en esta serie de experimentos muestran que existen ciertas inter-
acciones en el crudo cuando está en medio de soluciones de alta y baja salinidad.
Éstas sólo tienen lugar si existe la secuencia LSW-Crudo-HSW como se evidencia
en las pruebas C1, C2 y C3. En donde la inyección de salmuera de baja salinidad
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produce un cambio en los ángulos de contacto y de color en el crudo. Nunca se
evidenció un cambio al inyectar HSW o al inyectar LSW en un micromodelo sa-
turado sólo de crudo, como fue el caso de las pruebas C4, C5 y C6.

Se han reportado cambios en los ángulos de contacto Lifei et al. [83] (2020),
Yujing Du et al.[49] (2019), dispersiones de agua en el crudo Sunniva et al. [45]
(2018), Sandengen et al [43] (2016), expansión del depósito de HSW Fredriksen
et al. [44] (2017), estos trabajos han sido realizados en tubos capilares, modelos
de fracturas de roca y micromodelos con patrones homogéneos. Los resultados
continúan corroborando que en un micromodelo no homogéneo los anteriores me-
canismos siguen presentes y logrando resultados similares en poros y granos que
se asemejan mejor a una roca de reservorio sin presencia de arcilla.

El mecanismo propuesto para explicar el cambio en el ángulo de contacto y
posterior desprendimiento del crudo fue: la expansión del depósito de HSW
debido al transporte de agua por difusión a través de la membrana de crudo. Que
como consecuencia, permite la posterior reducción de la presión interna del
depósito, como se explicó en la sección anterior y se observa en la Figura 4.30.

Los gradientes de tensión interfacial conducen a otro mecanismo propuesto
como objeto de estudio; el efecto Marangoni. La diferencia de tensión interfacial
entre líquidos ha sido estudiado para la recuperación de petróleo pesado a escala
de poros [117]. En donde se han observado turbulencias interfaciales debidas a la
diferencia del IFT, logrando una energía cinética que permite crear dispersiones
de aceite [118], que posteriormente son recuperadas. La siguiente ecuación mues-
tra los parámetros involucrados en el efecto.

𝑢 ∼ Δ𝛾

𝜇
(4.5)

En donde 𝑢 es la velocidad del flujo, Δ𝛾 = 𝛾1 −𝛾2 es la diferencia en la tensión
interfacial y 𝜇 es la viscosidad de fluido. La Figura 4.32 ilustra la dirección de
flujo cuando 𝛾1 > 𝛾2 debido al efecto Marangoni.

En el presente trabajo y con base en los resultados obtenido en la Figura
4.7 se encontró que las pruebas C1, C2 y C3, Además de existir un gradiente
osmótico entre las salmueras, hay un gradiente de tensión interfacial. Es posible
que la IFT varíe en el tiempo debido a la incorporación de agua en el depósito
de HSW, hasta lograr un equilibrio o el colapso de la membrana de crudo. Este
gradiente puede generar energía cinética como lo muestra la Ecuación 4.5 que
permita la movilización de crudo para su posterior recuperación.
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Figura 4.32: Efecto Marangoni debido a un gradiente de tensión interfacial. La
dirección de flujo en este caso se cumple cuando 𝛾1 > 𝛾2.

Para ejemplificar lo anterior, se midieron los ángulos de contacto en la Figu-
ra 4.16. Con base en la Ecuación 2.4 se calcula la tensión interfacial 𝛾𝑠𝑙. Los
valores de 𝛾𝑠𝑔 y 𝛾𝑙𝑔 han sido reportados en la literatura tanto para el vidrío de
borosilicato como para soluciones de 𝑁𝑎𝐶𝑙 y 𝐶𝑎𝐶𝑙2 por Tan et al. [119] (2014),
Harkins y Mclauglin [120] (1925) y Cupples [121] (1945) respectivamente. Una vez
se obtiene un estimado del valor de 𝛾𝑠𝑙 para cada fase de salmuera de la imagen
referida, se calcula el valor de la velocidad (𝑢) con la Ecuación 4.5 para obtener
las velocidades a 0, 24 y 48 horas.

Figura 4.33: Velocidades debidas a la diferencia de tensión interfacial a 0, 24 y
48 horas después de la recuperación.
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Como consecuencia de los gradientes de tensión interfacial de las salmueras
presentes en los granos del micromodelo, la Figura 4.7 muestra estimaciones de
velocidad que resultan en un flujo en dirección al depósito de alta salinidad y son
del orden de 𝑚𝑚/𝑠.

Limitaciones: El modelo utilizado es un sistema idealizado de una superficie
lisa de vidrío con una red de poros diseñada artificialmente. No se excluye la po-
sibilidad de otros mecanismos debido a la inyección de salmuera de baja salinidad
en estudios de núcleo o de campo. Estudios de este tipo pueden ser de utilidad
previos a trabajos que se piensan implementar a las escalas mencionadas, ya que
requieren menor tiempo de implementación y costos más bajos.

Por otro lado, la idealización permite centrar la atención en los efectos que
resultan de la interacción de los fluidos. Reduciendo la brecha entre la escala de
poro y el comportamiento de flujo a mayor escala. La aplicación de Reservoir-in-
a-chip"puede enseñar cómo los comportamientos a macroescala son afectados por
lo que sucede a microescala. Incluso comprender cómo es el comportamiento de
los fluidos en un medio poroso de forma cualitativa y cuantitativa.
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Capítulo 5

Conclusiones

Este trabajo experimental muestra cómo con el uso de micromodelos es posi-
ble recrear condiciones equivalentes de reservorio. Haciendo posible estudiar las
interacciones salmuera-crudo-roca a escala de poro. El uso de sistemas modelo,
como el estudiado, revela que algunas características de las interacciones entre el
petróleo y la salmuera de baja salinidad, que se asocian con el cambio de mojabi-
lidad, dispersiones de agua en el crudo y recuperación.

La inyección de salmuera de baja salinidad produjo la recuperación de crudo.
Además resultó en una recuperación adicional solo cuando se usaron condiciones
iniciales de reservorio en el que habían depósitos de salmuera de alta salinidad.

Con base en las observaciones del micromodelo, se encontraron algunos me-
canismos que pudieron contribuir a la recuperación de petróleo. El primero, es la
alteración de mojabilidad del crudo, en el que se observó un aumento cuando está
en contacto con salmuera de baja salinidad y disminución cuando está en contacto
con salmuera de alta salinidad. El segundo, es la hinchazón de los depósitos de
salmuera de alta salinidad. Se observó la migración de agua desde la salmuera con
menor concentración hacia la salmuera de mayor salinidad. Efecto producido por
la presencia de un gradiente osmótico y del crudo que actúa como una membrana
que facilita el transporte de moléculas de agua.

El transporte de agua y la movilización de petróleo se observa cualitativamen-
te a escala de poro. Además, el aumento de los volúmenes de la salmuera de alta
salinidad permiten la expansión del depósito, logrando que el crudo atrapado se
expanda y se desprenda de la roca. Dando paso a una nueva movilización a través
del medio poroso que deriva en una recuperación adicional. Los efectos producidos
por la recuperación con salmuera de baja salinidad se realizaron en un medio au-
sente de arcilla. Esto no indica la no dependencia de la arcilla, pero pueden existir
mecanismos adicionales entre la interacción de la salmuera de baja salinidad y
arcilla.
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La recuperación con salmuera de baja salinidad en un medio poroso no ho-
mogéneo alcanzó los siguientes resultados: Las inundaciones con 𝑁𝑎𝐶𝑙 500𝑝𝑝𝑚,
𝐶𝑎𝐶𝑙2 500𝑝𝑝𝑚 y 𝐶𝑎𝐶𝑙2 2000𝑝𝑝𝑚 lograron un valor de 62 %, 68 % y 66 % con una
recuperación adicional de 1.7 %, 10.5 % y 5 % respectivamente. Los mecanismos
descritos aparentemente pueden depender del tiempo, un trabajo adicinal podría
evaluar la influencia del tiempo en la presencia y avance de los fenómenos des-
critos para un medio poroso no homogéneo y así tener un mayor acercamiento a
las razónes de la recuperación adicional con salmuera de baja salinidad. Además,
la recuperación con 𝑁𝑎𝐶𝑙 500𝑝𝑝𝑚 en los micromodelos saturados de crudo fue
de 63 % para el micromodelo sin recubrimiento y de 53 % para el micromodelo
tratado con SurfaSil. No hubo recuperación adicional después de la inyección de
salmuera de baja salinidad. Por tal razón, se concluye la importancia de un depó-
sito de alta salinidad para que los mecanismos descritos esten presentes.
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Apéndice A

Equipos para medición de
propiedades de los fluidos

En las Figuras A.1 y A.2 se muestran las sales y los equipos con los que se
obtuvieron los valores de viscosidad, densidad y pH.

a b

Figura A.1: Equipos utilizados para medir la densidad y viscosidad a. Densímetro:
DMA 5000 M Anton Paar b. Viscosímetro BROOKFIELD DV-II+Pro
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a b

Figura A.2: Sales utilizadas para la solución de salmuera y pH metro a. pH metro
pH 1000 L pHenomenal b. Sales utilizadas para la solución de salmuera clururo
de sodio 𝑁𝑎𝐶𝑙 y clururo de calcio 𝐶𝑎𝐶𝑙2
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Apéndice B

Cálculo de número capilar
modificado

El número capilar modificado 𝐶𝑎𝑚 se obtiene utilizando la ecuación 2.2.

𝐶𝑎𝑚 = 𝑄𝑤𝜇𝑤

𝑊𝐷𝑝𝜑𝛾𝑤𝑜

En este caso se obtienen los valores de ancho 𝑊 , profundidad 𝐷𝑝 del micro-
modelo se obtienen de la Tabla 3.1, la viscosidad 𝜇 y densidad 𝜌 de la Tabla
3.3, el caudal inyectado 𝑄𝑤 de la Tabla 3.4 y la tensión interfacial 𝛾𝑤𝑜 entre la
salmuera y el crudo se obtienen de la figura 4.7. El siguiente cálculo se hace para
hallar el 𝐶𝑎𝑚 entre LSW1 y el crudo ‘A’.

𝐴𝑝 = 𝑊 * 𝐷𝑝 𝜇 𝜌 𝑄𝑤 𝛾𝑤𝑜

𝑐𝑚2 𝑔/𝑐𝑚3 𝑐𝑃 𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛 𝑚𝑁/𝑚

0.002 1.02 1.18 0.038 20.147

Tabla B.1: Valores de viscosidad, densidad, tensión interfacial, área transversal
y caudal para LSW1 y crudo ‘A’, para hallar el 𝐶𝑎𝑚

Remplazando los valores del Tabla B.1 en la Ecuación 2.2 y con los factores
de conversión apropiados se obtiene lo siguiente:

𝐶𝑎𝑚 =
0,038 * 10−9

60

[︁
𝑚3

𝑠

]︁
* 1,18 * 10−3

[︁
𝐾𝑔
𝑚𝑠2

]︁
0,002 * 100−2 [𝑚2] * 0,57 * 20,147

[︁
𝐾𝑔𝑚

𝑠2

]︁ [︁
1
𝑚

]︁
𝐶𝑎𝑚 = 0,000000325 = 3,25 * 10−7

Este cálculo se repite para cada una de las salmueras, los resultados se en-
cuentran en la Tabla 3.4.
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Apéndice C

Cálculo de permeabilidad

La permeabilidad se obtiene de a partir de la siguiente ecuación descrita por
Darcy. Se realizaron tres pruebas para tres diferentes micromodelos, se realiza el
cálculo para el micromodelo J1.

Δ𝑃 = 𝜇𝐿

𝐴𝑐𝑘
𝑄 (C.1)

Los valores de 𝐴𝑐 y 𝐿 se obtienen de la Tabla 3.1, la viscosidad 𝜇 de obtiene
de la Tabla 3.3, los valores de caudal y diferencia de presión se obtuvieron ex-
perimentalmente de acuerdo a la descripción de la Sección 3.3. Los valores de
presión se obtuvieron cuando los caudales de 50, 100, 150 y 175 𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛 estabili-
zaron la curva de presión medida por el transductor como lo muestra la siguiente
gráfica.

Gráfica C.1: Datos de presión en 𝑚𝑏𝑎𝑟 y caudal en 𝜇𝐿/𝑚𝑖𝑛 obtenidos experi-
mentalmente
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Los datos obtenidos de la anterior figura se deben convertir a las unidades
que corresponden a la ecuación de Darcy. De esta forma se obtienen los siguientes
resultados.

𝑄 Δ𝑃
𝑐𝑚3/𝑠 𝑃𝑎

0.00083 23523
0.0017 54342
0.0025 86170
0.0029 10264

Tabla C.1: Valores de caudal 𝑄 y diferencia de presión Δ𝑃 obtenidos experimen-
talmente

A partir de la Tabla C.1 y la Ecuación C.1. se puede ajustar a un polinomio
de primer grado para obtener la siguiente gráfica.

Gráfica C.2: Ajuste de polinomio de primer grado para las pruebas de permea-
bilidad en los micromodelos

Para la prueba J1 se encontró que la ecuación que se ajusta es la siguiente.

Δ𝑃 = 3,7944 * 107 * 𝑄 + 2, 22 * 10−4 (C.2)

Ahora si igualamos la pendiente de la Ecuación C.1 y la Ecuación C.2
podemos hallar la permeabilidad de la siguiente forma.
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3,7944 * 107 = 𝜇𝐿

𝐴𝑐𝑘

𝑘 = 0,0012 [𝑃𝑎.𝑠] * 2 [𝑐𝑚] *
3,7944 * 107 * 0,002 [𝑐𝑚2]

𝑘 = 3, 1626 * 10−8
[︁
𝑐𝑚2

]︁
Convirtiendo a miliDarcys 𝑚𝐷 el resultado de permeabilidad para el micro-

modelo J1 es:

𝑘 = 3204 [𝑚𝐷]
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Apéndice D

Imagénes post recuperación

Ejemplos de secciones en el micromodelo de las pruebas C1 𝑁𝑎𝐶𝑙500𝑝𝑝𝑚, C2
𝐶𝑎𝐶𝑙22000𝑝𝑝𝑚 y C3 𝐶𝑎𝐶𝑙2500𝑝𝑝𝑚, en donde se observaron cambios de ángulo, dis-
persiones de agua en el crudo y recuperación.
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D.1. 𝑁𝑎𝐶𝑙 500𝑝𝑝𝑚

0 horas 24 horas 48 horas

a b c

d e f

g h i

Figura D.1: Ejemplo de secciones en donde hay cambio de ángulo de contacto
con el transcurso del tiempo con la secuencia HSW1-Crudo-LSW1.
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𝑁𝑎𝐶𝑙 500𝑝𝑝𝑚

0 horas 24 horas 48 horas
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Figura D.2: Imágenes que muestran la presencia de dispersiones de agua en el
crudo en diferentes períodos de tiempo.
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0 horas 24 horas 48 horas

a b c

a b c

Figura D.3: Ejemplo de desprendimiento de crudo de la superficie de contacto y
posibles lugares en dónde se recuperó crudo.
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𝐶𝑎𝐶𝑙2 2000𝑝𝑝𝑚

D.2. 𝐶𝑎𝐶𝑙2 2000𝑝𝑝𝑚
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Figura D.4: Ejemplo de secciones en donde hay cambio de ángulo de contacto
con el transcurso del tiempo con la secuencia HSW1-Crudo-LSW2.
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Figura D.5: Imágenes que muestran la presencia de dispersiones de agua en el
crudo en diferentes períodos de tiempo.
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𝐶𝑎𝐶𝑙2 2000𝑝𝑝𝑚
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Figura D.6: Ejemplo de desprendimiento de crudo de la superficie de contacto y
posibles lugares en dónde se recuperó crudo.
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D.3. 𝐶𝑎𝐶𝑙2 500𝑝𝑝𝑚
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Figura D.7: Ejemplo de secciones en donde hay cambio de ángulo de contacto
con el transcurso del tiempo con la secuencia HSW1-Crudo-LSW3.
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𝐶𝑎𝐶𝑙2 500𝑝𝑝𝑚
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Figura D.8: Imágenes que muestran la presencia de dispersiones de agua en el
crudo en diferentes períodos de tiempo.
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Figura D.9: Ejemplo de desprendimiento de crudo de la superficie de contacto y
posibles lugares en dónde se recuperó crudo.
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𝐶𝑎𝐶𝑙2 500𝑝𝑝𝑚

a b

c

Figura D.10: Ejemplo de recuperación en regiones previamente no barridas prue-
ba C3.
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Apéndice E

Presentación en congreso

Parte de este trabajo fue aceptado para ser presentado al IMECE® Interna-
tional Mechanical Engineering Congress and Exposition® que se realizará entre el
15-19 de noviembre del 2020. Ejecutado por la ASME The American Society of
Mechanical Engineers. A continuación, se transcribe el resumen enviado .

Micromodel (Lab-on-Chip) Investigation of Spontaneous Emulsifica-
tion in Low Salinity WaterFlooding. C. Camilo. García . Castaño1, R. Zenit2,
O. Torsæter3, National Autonomous University of Mexico, Norwegian University
of Science and Technology.
Water flooding is applied intensively worldwide to improve oil recovery. However,
the injection of low-salinity water has been found to enhance oil recovery compa-
red to high-salinity water injection. There are over 13 mechanisms proposed by
researchers from different aspects. Main mechanisms are reported as follows: (1)
wettability alteration (2) reduced interfacial tension and increased pH effect (3)
Osmotic pressure (4) emulsification/micro-dispersion Spontaneous emulsification
arises as immiscible phases come to equilibrium. Forced or spontaneous imbibi-
tion of low salinity brine int roduces an osmotic pressure imbalance between the
initial and the imbibed aqueous phases that are separated by the oil phase. The
salinity/concent ration gradient drives water into the oil phase. Diffusion dictates
the t ransport of water, from the low to the high salinity phase. Although brine
solubility in crude oil increases as salinity decreases. Importantly, the t ransport
of water through the oil phase at the pore level in the presence of a salinity gra-
dient was previously demonst rated experimentally with respect to oil swelling,
mobilization and emulsification (Fredriksen et al.).

The objectives of the experiment were to examine the conditions under which
emulsions form and the frequency of emulsion in the oil phase. In this experiment,
low salinity fluid was NaCl + water (500 ppm-2000ppm) and CaCl + water (500
ppm, 2000ppm) in order to observe the impact of very low salinity. The low sali-
nity water was injected in a low flow rate to avoid emulsion formation by shearing.
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Pore-scale visualization of spontaneous emulsification was achieved using a
two-dimensional microfluidic device replicating the pore network st ructure found
in sandstone. Micromodels imitate many aspects of pore st ructure of real porous
media in order to allow direct visualization of single and multiphase flows at the
pore scale. A microfluidics setup integrated with high resolution camera was used
to accomplish the experiments. for this purpose, one micro porous media from mi-
cronit® was used to simulate the reservoir conditions. Six experiment were carry
out using two types of salts NaCl (30000ppm, 500ppm and 2000ppm) and CaCl
(500 ppm) that were inject to recover the oil and then the LSW keep injecting at
low rate.

The results and pictures taken shows our pore-scale visualization experiments.
It displayed water-in-oil emulsions that formed once the crude oil and the LSW
brine came into contact. The dynamics of emulsification are rapid and difficult to
capture in our experimental setup. It was also observed that regions not contacted
by injection brine do not exhibit any emulsions. In the pictures the formation of
micro-dispersion in the oil phase can be observed.

In our model we found some mechanisms previously mentioned like wettability
alteration, osmotic presure and micro-dispersion all of them allow the transport
of the oil trough a micro porous media

Submission ID: 18986
ASME Paper Number: IMECE2020-23239
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