<0 WL AW 7,
(e X

i 05% (SN

{

N u“"‘uu
yjrowuy

UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO
PROGRAMA DE MAESTRIA Y DOCTORADO EN INGENIERIA
INGENIERIA EN EXPLORACION Y EXPLOTACION DE RECURSOS NATURALES-
YACIMIENTOS

MODELADO Y SIMULACION DE LA INYECCION DE NANOPARTICULAS COMO METODO
DE RECUPERACION MEJORADA DE ACEITE EN UN NUCLEO DE YACIMIENTO
NATURALMENTE FRACTURADO

TESIS
QUE PARA OPTAR POR EL GRADO DE:
MAESTRO EN INGENIERIA

PRESENTA:
DAVID MOEDANO HERMANDEZ

TUTOR:

DR. RODOLFO GABRIEL CAMACHO VELAZQUEZ
FACULTAD DE INGENIER

CIUDAD UNIVERSITARIA, CDMX, SEPTIEMBRE 2022



e e

Universidad Nacional - J ~  Biblioteca Central
Auténoma de México -

Direccion General de Bibliotecas de la UNAM
Swmie 1 Bpg L IR

UNAM - Direccion General de Bibliotecas
Tesis Digitales
Restricciones de uso

DERECHOS RESERVADQOS ©
PROHIBIDA SU REPRODUCCION TOTAL O PARCIAL

Todo el material contenido en esta tesis esta protegido por la Ley Federal
del Derecho de Autor (LFDA) de los Estados Unidos Mexicanos (México).

El uso de imagenes, fragmentos de videos, y demas material que sea
objeto de proteccion de los derechos de autor, serd exclusivamente para
fines educativos e informativos y debera citar la fuente donde la obtuvo
mencionando el autor o autores. Cualquier uso distinto como el lucro,
reproduccion, edicion o modificacion, sera perseguido y sancionado por el
respectivo titular de los Derechos de Autor.



JURADO ASIGNADO:

Presidente: Dr. Lépez Ramirez Simén

Secretario: Dra. GOomora Figueroa Ana Paulina

1 €r. Vocal: Dr. Camacho Velazquez Rodolfo Gabriel
2 do. Vocal: Dr. Luna Rojero Erick Emanuel

3 €r, Vocal: Dr. Teja Juarez Victor Leonardo

Lugar o lugares donde se realizo la tesis: UNAM, Posgrado de ingenieria de Ciudad

Universitaria, Coyoacan, Ciudad de México.

TUTOR DE TESIS:

Dr. Camacho Velazquez Rodolfo Gabriel



Dedicatoria

Con mucho carifio quiero dedicar mi tesis:

- A Dios, por acompafiarme y guiarme en todas las etapas de mi vida, por cuidar de mi
familia y amigos, y por brindarme la oportunidad de concluir este trabajo de tesis.

- A mi esposa Elizabeth Cano Mayrén, por todo su apoyo y motivacion para lograr esta
meta profesional y especialmente por darme el regalo mas bonito que la vida pudo
darme, nuestra querida hija, Gala Victoria Moedano Cano, quien es mi mayor tesoro y
mi fuente de inspiracion para cumplir todos mis propositos.

- A mis amados padres Trinidad Moedano Islas y Maria de los Angeles Hernandez
Rodriguez, por brindarme siempre su amor, comprension y consejos, por alentarme y
darme su apoyo incondicional en todo momento, muchas gracias papas.

- A mi hermana Alejandra Moedano Hernandez, por todas sus muestras de carifio y por
ser una excelente tia para Gala, asi como a mis sobrinos Regina y Elias por ser el motor
y alegria de sus abuelitos, deseo todo lo mejor para ustedes y que siempre logren
cumplir sus suefios.

- A miquerido amigo Antonio Méndez Gonzalez, por ser parte importante de mi vida, por
acompafarme a cada paso del camino, por todo su apoyo y su confianza, mas que un
amigo, mi hermano.

- A mis amigos de posgrado: Rosa Maria Mariscal, José Emilio Santamaria Diaz, Rogelio
Legorreta Romero y Fabiola Vivas Trujillo, por compartir gratos momentos, aprendizajes

y consejos.



Agradecimientos

- Ala Universidad Nacional Autbnoma de México que ha sido mi alma mater durante mi
desarrollo profesional, muchas gracias.

- A los fondos CONACyYT-SENER-Hidrocarburos por la realizacion del proyecto
“Plataforma en miniatura para estudios EOR mediante nanofluidos inteligentes en
campos maduros y no convencionales de México”, con nimero de proyecto 0280816.
Sin duda, proyectos como este contribuyen al desarrollo cientifico de profesionales a
nivel posgrado, con lo cual, es posible el desarrollo tecnolégico en el sector
hidrocarburos del pais, garantizando asi la seguridad energética nacional.

- Al Dr. José Antonio Gonzélez Guevara y a la Dra. Silvia Maria Chavez Morales, por su
amistad y por su confianza en mi para participar en el proyecto.

- A Elizabeth Cano Mayrén por ser una excelente compariera en el posgrado y durante
el tiempo que trabajamos juntos, por su alto nivel de profesionalismo y compromiso en
el desarrollo del proyecto (0280816), por todo su apoyo muchas gracias.

- Agradezco con mucho afecto a mi tutor el Dr. Rodolfo Gabriel Camacho Velazquez por
todas sus ensefianzas, apoyo y guia en el desarrollo de mi investigacion. Le agradezco
mucho su trabajo y compromiso en cada una de las revisiones de avances,
presentaciones y del articulo resultantes del presente trabajo.

- A la Dra. Ana Paulina Gémora Figueroa por su exhaustiva revision, aportaciones y
comentarios de la presente tesis, por compartir su conocimiento de trabajo experimental
realizado con nanoparticulas y por resolver todas mis preguntas.

- A mis sinodales, el Dr. Simén Lépez Ramirez, el Dr. Erick Emanuel Luna Rojero y el Dr.
Victor Leonardo Teja Juarez por su valiosa colaboracién en la revision del presente
trabajo, por sus consejos y por contribuir en mi formacién como Maestro en Ingenieria

Petrolera, a ustedes muchas gracias.



Resumen

La nanotechologia implica el uso de la materia a niveles atémico, molecular y
supramolecular! para procesos industriales. El concepto fue introducido por primera vez en
1959, por el fisico Richard Feynman, sin embargo, el campo de la hanotecnologia emerge
en la década de los ochenta. Actualmente el uso de la hanotecnologia esta revolucionando
muchas industrias, incluyendo la Industria Petrolera, particularmente en el &rea de
recuperacion mejorada de hidrocarburos (EOR), a fin de mejorar las propiedades del

sistema roca-fluidos e incrementar la recuperacion de aceite residual.

Numerosos estudios experimentales han demostrado que la inyeccion de nanofluidos con
nanoparticulas (NPs) de silice, mejora la recuperacion de aceite en nucleos de carbonatos,
mediante la alteracion de la mojabilidad y la reduccién de la tension interfacial, entre otros
mecanismos. Recientemente, Sepehri et al. (2019) realizaron trabajos experimentales y de
simulacion numérica con nanofluidos en rocas carbonatadas, considerando un medio
homogéneo e isotrépico. Adicionalmente, EI-Amin et al. (2017) desarrollaron un modelo
matematico que describe el transporte de NPs en medios porosos con fracturas discretas,
sin embargo, no se han realizado estudios de simulacién con dicho modelo. A pesar de los
grandes esfuerzos, en los estudios experimentales, de modelado y de simulacién sobre el
efecto de las NPs en la EOR, actualmente no se tiene registro de trabajos experimentales

o de simulacién, de inyeccion de nanofluidos, en medios porosos fracturados.

Es bien sabido que més del 60% de las reservas probadas de aceite a nivel mundial, se
encuentran en yacimientos naturalmente fracturados (YNF), donde los factores de
recuperacion de aceite, después de la recuperacion primaria y secundaria, son del 10 al 30
%, dejando una gran cantidad de aceite atrapado en la matriz. Por lo tanto, dada la gran
relevancia de los YNF y el potencial que ha mostrado la inyeccién de NPs como método de
EOR, en estudios de laboratorio en ndcleos de carbonato, es de gran interés evaluar el uso

de NPs en la recuperacion de aceite en medios fracturados.

En el presente trabajo se realiz6 la simulacion de inyeccion de NPs en un nlcleo de
carbonato con una fractura anular, utilizando el software comercial STARS de CMG. Cabe

resaltar que este software no contempla a las NPs como método EOR, sin embargo, fue

L Involucra grupos de moléculas en el rango de aproximadamente 0.1 a 100 nm.



posible modelar los principales mecanismos involucrados en aumento de la recuperacion
de aceite de este método. Asi mismo, se identificaron los parametros de ajuste para los
cambios en porosidad y permeabilidad, por efecto de la adsorcibn de NPs, y se

establecieron las bases para la implementacion del método a escala de yacimiento.

Inicialmente, se tom6 como base el trabajo experimental de Sepehri et al. (2019) en un
nucleo de carbonato y se reprodujo el desplazamiento con salmuera y el desplazamiento
gue considera la inyeccion de un volumen poroso (VP) de salmuera, seguido de un VP de
nanofluido y finalmente 4 VP de salmuera. El escenario que considera la inyecciéon de
nanofluido se evalu6 considerando dos modelos de simulacion. En el primero, los
principales mecanismos capturados por el simulador, mediante los cuales las NPs
incrementan la recuperacion de aceite, fueron el cambio de mojabilidad y la reduccion de la
tension interfacial. En el segundo, solo se consideré el cambio de mojabilidad, tal como lo

realizaron Sepehri et al. (2019) en su trabajo de simulacion.

Los resultados del estudio de simulacion utilizando el primer modelo, mostraron que la
produccion acumulada de aceite bajo el esquema de inyeccién de nanofluido, alcanzo el
6.8% en el factor de recuperaciéon (FR), en comparacion obtenido por desplazamiento con
salmuera. Estos resultados representan una diferenciade de 2.3% con respecto a la
produccion acumulada por NPs obtenida experimentalmente por Sepehri et al. (2019),
donde se obtuvo 9.1% en el FR. Con el segundo modelo de simulacién, se logré reproducir
de manera precisa el FR, alcanzando el valor reportado por los autores en su trabajo
experimental. A pesar de los resultados de la produccion acumulada de aceite, obtenidos
con los dos modelos de simulacién, el inicio de la produccién incremental de aceite mostro
un desfasamiento de un volumen poroso respecto a los datos reportados por los autores.
Este retraso en el inicio de la EOR, puede deberse a las heterogeneidades propias del

nucleo, las cuales se mencionan, pero no se especifican por Sepehri et al. (2019).

Finalmente, a partir de los resultados obtenidos con los modelos de simulacién previamente
descritos, se construyé el modelo de simulacién del nucleo con fractura anular y se evalu6
el efecto de las NPs sobre la produccion acumulada de aceite. Los resultados del
desplazamiento con salmuera en dicho nucleo, mostraron una recuperacion de 27.3%, lo

cual representa un 9.2% menos de recuperacion de aceite con respecto al caso donde no

Vi



hay fractura. En el escenario que contempla la inyeccion de nanofluido, el FR alcanzé un

39.5%, es decir, un 12.2% de recuperacion adicional por efecto de las NPs.

Los resultados obtenidos en el presente trabajo muestran que las NPs tienen un gran
potencial para mejorar la recuperacion de aceite en YNF mojados por aceite, lo cual permitio
publicar a Moedano, D. y Camacho, R. (2022), los principales resultados en la sesion:
Sistemas Energéticos Convencionales de la reunion anual 2022 del Capitulo México de
InterPore (RACMI 2022 en linea) realizado los dias 17 y 18 de marzo del 2022.
Adicionalmente, fue posible establecer las bases para la implementacion del método a
escala de yacimiento, dando como resultado el articulo CMP2022_256 realizado por
Moedano et al. (2022), titulado: Simulacion de inyeccion de nanoparticulas como método
de EOR en un yacimiento carbonatado de México, el cual se presentd en el Congreso

Mexicano del Petroleo, Villahermosa, Tabasco, del 6 al 9 de julio del 2022.
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d = diametro de las NPs

f = fraccion del area de seccion transversal original abierta al flujo

k = permeabilidad absoluta (Ec. 10, 11y 32)

k = Permeabilidad local instantanea del medio poroso (Ec.21)

k, = permeabilidad inicial

k. = permeabilidad efectiva

kes, = permeabilidad efectiva al agua

kr = Constante de capacidad de adsorcion de Freundlich

ks = Constante para la filtracion de fluidos permitida por los poros taponeados

k(qbf) = representa el cambio de permeabilidad en el paso de tiempo actual de la
simulacion

k, = permeabilidad efectiva a la fase ¢

k, = Constante de afinidad o energética de la isoterma de Langmuir

k., = Permeabilidad en la matriz

k, = Coeficiente de particion del adsorbato

k., = permeabilidad relativa de la fase ¢

k., = permeabilidad relativa de la fase aceite

k..cw = permeabilidad relativa al aceite, al agua connata, en el sistema agua-aceite
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k,,; = permeabilidad relativa de la fase aceite antes del tratamiento con NPs

!

roj = Permeabilidad relativa de la fase aceite cuando las superficies por unidad de volumen

de medio porosos estan cubiertas por NPs
rojp = Permeabilidad relativa de la fase aceite cuando las superficies por unidad de

volumen de medio porosos estan parcialmente cubiertas por NPs

k.ow = permeabilidad relativa al aceite a una S,, dada

k., permeabilidad relativa de la fase agua (Ec. 10 y 11)
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k.. = permeabilidad relativa al agua a una §,, dada (Ec. 28)
k.-viro = Permeabilidad relativa alaguaa S,, = 1 — Sy

k.vj = permeabilidad relativa de la fase agua antes del tratamiento con NPs

!
T™Wj

= permeabilidad relativa de la fase agua cuando las superficies por unidad de volumen
de medio porosos estan cubiertas por NPs
rwjp = Permeabilidad relativa de la fase agua cuando las superficies por unidad de
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pw = presion de la fase agua
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s, = area especifica de las NPs

s, = area especifica del medio poroso

t = tiempo

u; = velocidad de flujo de la fase | (HLP— [=0; LHP— [=w)

;. = velocidad critica del flujo para que la fase [ arrastre NPs

u;,, = velocidad de flujo de la fase [ en la direccion x

u;,, = velocidad de flujo de la fase [ en la direccion y

u;, = velocidad de flujo de la fase [ en la direccién z

v = velocidad en el poro del fluido desplazante (Ec. 4)

v = velocidad del nanofluido (Ec. 22)

v; = volumen de NPs en contacto con la fase | adsorbidas en la superficie de los poros por
unidad de volumen de roca

v; = volumen de NPs en contacto con la fase [ atrapadas en las gargantas de los poros por
unidad de volumen de roca, debido a taponamiento o al efecto de puenteo

wt% = porciento peso

z = distancia desde el nivel de referencia
Mayusculas

Ad (C;, T) = adsorcion de las NPs a cierta concentraciéon y temperatura
Admax = adsorcion maxima de las NPs

°API = densidad API

Agr = area de la seccion transversal del nacleo

B, = factor de volumen del aceite

B,, = factor de volumen del agua

C = concentracion de NPs

C, = concentracion del adsorbato residual en la solucién en equilibrio (Tabla 4)
Ce = concentracion de equilibrio (Ec. C10)

Cy = concentracion de NPs en el dominio de la fractura

C; = es la concentracion del componente solido

C; = concentracion de NPs en la fase [ (HLP— [=0; LHP— [=w)

C,, = concentracion de NPs en el dominio de la matriz

C; . = compresibilidad total de la fractura

f
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Ct,, = compresibilidad total en la matriz

D = coeficiente de dispersion

D,,, = coeficiente de dispersion de NPs en la fase [ en la direccién x
D,, = coeficiente de dispersion de NPs en la fase [ en la direccion y
D,, = coeficiente de dispersion de NPs en la fase [ en la direccion z
HLP = Nanoparticulas de Polisilice hidrofébicas-Lipofilicas

K,ps = permeabilidad absoluta

K; = tensor de permeabilidad en la fractura

K,, = tensor de permeabilidad en la matriz

LHP = Nanoparticulas de Polisilice Lipofébicas — Hidrofilicas

Ly = longitud del nucleo

M = relacién de movilidad

MMy, , = peso molecular del agua

MM; = peso molecular del componente i de la mezcla

MM, = peso molecular del aceite

MMggimuera = Pes0 molecular de la salmuera

Mg;, = Peso/Masa molecular de las NPs

Msouto = Peso/Masa molecular del soluto

Msomente= Peso/Masa molecular del solvente

N, = numero capilar

N,,, = exponente de la correlacién de permeabilidad relativa al aceite
N,, = exponente de la correlacion de permeabilidad relativa al agua
P. = presion capilar

P,, = presion de la fase mojante

P,n = presion de la fase no mojante

Q.,r = ritmo de cambio de volumen de NPs pertenecientes al término fuente/sumidero en el
dominio de la fractura

Q.m = ritmo de cambio de volumen de NPs pertenecientes al término fuente/sumidero en
el dominio de la matriz

Qcw,s = ritmo de cambio de volumen de NPs a traves de las interfaces matriz-fractura
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Qw.r = transferencia de masa de la fase agua a través de las interfaces matriz-fractura

Ry = taza neta de perdida de NPs en el dominio de la fractura
RF = factor de recuperacién

Ry, = reduccion de la permeabilidad al agua

R, = taza neta de perdida de NPs en la fase [

R,, = taza neta de perdida de NPs en el dominio de la matriz
RRFT = factor de resistencia residual

Rs = relacion de solubilidad

S = salinidad en porcentaje por peso de solidos disueltos (1% = 10,000 ppm)
S; = saturacion de la fase | (HLP- [=0; LHP— [=w)

S, = saturacion de la fase aceite

S.irw = Saturacion de aceite irreducible al agua

= saturacién de aceite original

Ooriginal
S,rw = Saturacion de aceite residual al agua
S,y = saturacion de la fase agua

Sw = saturacion de agua connata (Ec. C4)

connata
Sweons Swr = Saturacion de agua connata (Ec. 27)

Swerit = Saturacion de agua critica

Sw,s = saturacion de la fase agua en la fractura (Ec. 24)

Sw,m = saturacion de la fase agua en la matriz (Ec. 23, 25)

T = temperatura del yacimiento (Ec. B11, B12, B13, B14 y B15)
T = temperatura (Ec. B1, B4, B5, B6)

u,, r = velocidad del agua en la fractura

u,, ,, = velocidad del agua en la matriz

V, = volumen de aceite contenido inicialmente en el nucleo

V, = volumen poroso

Vi = volumen de agua connata

connata
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aq,; = coeficiente de retencion superficial de NPs en la fase !

@, = coeficiente de arrastre de NPs en la fase [
ase,; = coeficiente de eficiencia de flujo para las NPs
ap,,; = coeficiente de blogueo de la garganta del poro
B = coeficiente de area superficial de las NPs

Yga = densidad relativa del gas disuelto (aire = 1)
¥, = densidad relativa del aceite (agua = 1)

¥w = densidad relativa del agua (Ec. 13)

¥w = densidad relativa de la salmuera (Ec. B7 y B8)
€ = exponente caracteristico dependiente del tipo de roca
6 = angulo de contacto (Ec. 1, 2, 3y A.17)

6 = direccién angular del yacimiento (Ec. 6)

A = coeficiente de flujo interporoso (Ec. 7 y 8)

A = movilidad (Ec. 5)

Aw,r = movilidad de la fase agua en la fractura

Awm = movilidad de la fase agua en la matriz

u = viscosidad del fluido desplazante

U, = viscosidad de la fase ¢

U, = viscosidad del aceite

Uoaq = Viscosidad del aceite libre degasalatmyT
WU, = Viscosidad del agua (Ec. 10y 11)

U, = viscosidad de la salmuera, cp (Ec. B1, B4, B5y B6)
pu,0 = densidad del agua a condiciones estandar
Psaimuera = densidad de la salmuera

pp = densidad bruta del medio poroso

p, = densidad del aceite

Pr caliza = densidad de la roca caliza

psi = densidad del componente sélido en cuestion
Psoutucien = densidad de la solucion

pwi = densidad de la salmuera a condiciones estandar
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o = factor de forma (Ec. 8)

o = tensidén interfacial entre las fases desplazante y desplazada (Ec. 4)
gso = tension interfacial entre el sélido y el aceite

o5,y = tensioén interfacial entre el sélido y el agua

oo, = tension interfacial entre las fases mojante y no mojante (Ec. A.17)
owo = tension interfacial entre el agua y el aceite (Ec. 1, 2y 3)

T = tiempo adimensional (Ec. 6, 7)

7 = tension de adhesion (Ec. 2)

¢ = porosidad de la roca (Ec. C11)
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¢, = porosidad inicial (Ec. 20)
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¢y = porosidad en la fractura (Ec. 9, 24)
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¢, = porosidad en la matriz
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w = capacidad de almacenamiento de las fracturas (Ec. 6, 7y 9)

w = coeficiente para calcular el area especifica del medio poroso Ec. A.21

Mayusculas

Y. A¢ = variacion de porosidad por adsorcion y desorcion de NPs en el medio poroso
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1 Introduccion

1.1 Antecedentes

Durante la vida productiva de un yacimiento petrolero se presentan diferentes etapas de
recuperacion de hidrocarburos (HCs), las cuales son cominmente denominadas como:
recuperacion primaria, secundaria y terciaria (mejorada o EOR, por sus siglas en inglés).
En cada una de estas etapas de recuperacion, estan involucradas diferentes fuerzas en el
movimiento de los fluidos dentro del yacimiento, las cuales son: fuerzas de presion, fuerzas
de empuje, fuerzas gravitacionales, fuerzas viscosas, fuerzas capilares y fuerzas inerciales
(Gallardo 2012). Es importante mencionar que no todas las fuerzas presentes en el
yacimiento favorecen la produccién de hidrocarburos en la superficie.

La interaccion conjunta de dichas fuerzas, generan mecanismos de empuje que desplazan
el aceite y el gas hacia la superficie. Los principales mecanismos de desplazamiento son:
1) Empuje por la expansién del sistema roca-fluidos, 2) Empuje por la expansion del gas
disuelto liberado, 3) Empuje por la expansion del gas libre en un casquete, 4) Empuje por
un acuifero asociado al yacimiento, 5) Empuje por segregacion de fases y 6) Empuje por

combinacion de mecanismos.

En la etapa de recuperacion primaria, los HCs se producen mediante los mecanismos de
empuje naturalmente presentes en el yacimiento. Al inicio de esta etapa, la presién del
yacimiento es considerablemente mas elevada que la presién de fondo del pozo. Esta
diferencia de presion natural, empuja los hidrocarburos hacia el pozo y hacia la superficie.
Sin embargo, la presion del yacimiento disminuye a medida que avanza la vida productiva,
haciendo que el mecanismo de desplazamiento resulte en un proceso relativamente

ineficiente, obteniendo un bajo porcentaje de recuperacion del volumen original de aceite.

Para aumentar el factor de recuperacién de aceite, se implementa la segunda etapa de
produccion llamada recuperacion secundaria. En esta etapa, se adiciona energia al
yacimiento mediante la implementacion de algin empuje artificial, el cual desplaza los
hidrocarburos hacia el pozo productor. Los métodos mas comunes son la inyeccién de un
fluido externo, como agua o gas inmiscible, los cuales se inyectan en el yacimiento a través

de pozos que tengan comunicacién de fluidos con los pozos productores. Usualmente este



proceso se implementa una vez que la energia natural se ha agotado, pero esta alternativa

puede ser usada durante la recuperacién primaria.

Finalmente, en la recuperacién mejorada de aceite 0 EOR, se aplican técnicas donde se
inyectan sustancias que pueden estar o no, presentes en el yacimiento, con la finalidad de
alterar de manera favorable las propiedades de los fluidos o maodificar las interacciones del
sistema roca-fluido. De acuerdo con Rangel (2015) se debe abandonar el pensamiento
tradicional sobre la aplicacién cronoldgica de las etapas de recuperacién de hidrocarburos
previamente descritas, e implementar técnicas de recuperacion mejorada desde el inicio del

desarrollo de los campos petroleros, cuando el sistema roca-fluidos asi lo sugiera.

En el caso de los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados (YNF), se sabe que
estos contienen mas del 60% y el 40% de las reservas de aceite y de gas a nivel mundial,
respectivamente (Schlumberger 2007). No obstante, en este tipo de yacimientos,
generalmente el factor de recuperacion después de la etapa de recuperacion primaria de
aceite sigue siendo relativamente bajo, debido a las heterogeneidades geoldgicas de
multiples escalas, inherentes a los YNF (p. ej., fracturas y vagulos) (Pola et al. 2019). Por
otro lado, durante la etapa de recuperacion secundaria, mediante técnicas convencionales
de inyeccion de agua, la recuperacion de aceite es ineficiente y la productividad es baja,
como consecuencia de gue se produce principalmente el aceite de las fracturas, ya que el
agua no se embebe espontaneamente dentro de la matriz, cuya mojabilidad va de mixta a
mojada por aceite. Este tipo de mojabilidad genera una presién capilar negativa,
ocasionando que el mayor volumen de aceite se quede atrapado en la matriz, dando como
resultado que, en los YNF solo se recupere del 10 al 30 % de aceite después de las etapas
de recuperacion primaria y secundaria. (Pola et al. 2019; Al-Anssari et al. 2016; Salehi et
al. 2008).

Es probable que mejorar la recuperacion de aceite en los YNF mediante técnicas de EOR,
aumente las reservas mundiales de aceite; incluso si la recuperacion de aceite incremental
es de solo un porcentaje (de acuerdo con Rangel (2015), una premisa conservadora es
tratar de acceder al 5% de los volumenes remanentes.), esto impactaria las reservas
mundiales de hidrocarburos debido a los grandes volumenes de aceite y gas contenidos en
este tipo de yacimientos (Pola et al. 2019). Un mecanismo que puede mejorar
significativamente la produccion de aceite de los YNF, es cambiar la mojabilidad de la roca,

de mojada por aceite o mixta, a una condicién de mayor mojabilidad al agua. Este cambio
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de mojabilidad acelera la imbibicibn espontdnea de agua en los bloques de matriz,
desplazando al aceite y aumentando asi su recuperacion durante la inyeccién de agua (Al-
Anssari et al. 2016; Salehi et al. 2008).

En los dltimos afos, varios estudios experimentales se han centrado en la inyeccion de NPs
en ndcleos de carbonatos, debido a sus caracteristicas Unicas para aumentar la produccién
de aceite mediante la alteracién de la mojabilidad de la roca y la reduccién de la tensién
interfacial (Safari y Jamialahmadi 2013; Nazari et al. 2015; Roustaei et al. 2015; Safari et
al. 2015; Amedi y Ahmadi 2016; Al-Anssari et al. 2016; Al-Anssari et al. 2018; Sepehri et al.
2019). Adicionalmente, EI-Amin et al. (2017) emplearon el modelo de fracturas discretas
(DFM) para desarrollar un modelo matematico que describe el transporte de NPs en medios
porosos fracturados; sin embargo, no se han realizado estudios de simulacion con dicho
modelo. Recientemente, Sepehri et al. (2019) desarrollaron un simulador, tomando como
base el modelo matematico de Ju et al. (2002), para modelar sus estudios experimentales
en nucleos de carbonatos y predecir el efecto de las NPs de silice en la EOR y en el corte
de agua. A pesar de los avances que se han reportado, actualmente, no hay estudios de
simulacién sobre el efecto de las NPs como método de EOR en nucleos de YNF. Por lo
tanto, en el presente trabajo se realizan estudios de simulacién en nacleos de YNF a fin de
evaluar el efecto de las NPs en la EOR de este tipo de yacimientos.

1.2 Obijetivos

Utilizar un simulador comercial para simular la inyeccién de NPs como método de EOR en
un ndcleo de carbonato y realizar el ajuste con datos experimentales reportados en
literatura para evaluar la recuperacion incremental en un nucleo con presencia de fracturas

Los obijetivos particulares son:

- Comprender los mecanismos mediante los cuales las nanoparticulas mejoran la
recuperacion de aceite.

- Estudiar las caracteristicas generales de los yacimientos naturalmente fracturados, el
efecto de las fracturas en las diferentes etapas de produccion y los diferentes enfoques
de simulacion para este tipo de yacimientos.

- Realizar una revision de literatura sobre el efecto de las nanoparticulas en el cambio de
mojabilidad, reduccién de la tension interfacial y recuperacién mejorada en nudcleos de

rocas carbonatadas.



Modelar en un simulador comercial a las nanoparticulas como un componente en fase
acuosa, capaz de adsorberse en las paredes de la roca y modificar tanto las curvas de
permeabilidad relativa como la tensién interfacial agua-aceite, segun la concentraciéon
de nanoparticulas

Identificar y cuantificar los parametros mas sensibles en la recuperacién incremental
utiizando NPs en nldcleos de carbonatos, a fin de establecer las bases para su

implementacién a escala de yacimiento.



2 Fundamentos

En este capitulo se presentan los conceptos principales relacionados con la recuperacion
mejorada de hidrocarburos por medio de nanoparticulas. Adicionalmente, se presentan los
mecanismos mediante los cuales, las NPs incrementan la recuperacion de aceite cuando

son inyectadas en el yacimiento como método de EOR.

2.1 La Nanotecnologia y sus Principales Elementos en la Recuperacion
Mejorada de Hidrocarburos (EOR)

Las reservas de aceite y gas son cada vez mas dificiles de encontrar y de producir, por lo
tanto, la recuperacion mejorada de hidrocarburos juega un papel muy importante para
abastecer la demanda de aceite a nivel mundial. Recientemente, se ha probado que el uso
de nanoparticulas tiene el potencial de mejorar la recuperacion de aceite, tanto en ndcleos
de yacimientos de areniscas (Hendraningrat 2015; Ju y Fan 2009; Ogolo et al. 2012) como
de carbonatos (Sepehri et al. 2019; Safari et al. 2015; Roustael et al. 2015). En el presente
trabajo, se estudiaron los fundamentos de esta tecnologia en ascenso, asi como los
mecanismos mediante los cuales, aumenta el factor de recuperacion de aceite en

yacimientos petroleros, los cuales se describen a continuacion.

2.1.1 Nanotecnologia

De acuerdo con la National Science Foundation y la National Nanotechnology Initiative
(NN, la nanotecnologia es la capacidad de comprender, controlar y manipular la materia a
nivel de atomos y moléculas individuales, asi como a nivel "supramolecular" que involucra
grupos de moléculas, en el rango de aproximadamente 0.1 a 100 nm (Roco 2007). Esto con
el objetivo de crear materiales, dispositivos y sistemas con propiedades y funciones
fundamentalmente nuevas debido a su pequefia estructura (Roco 2007). Por lo tanto, la
nanotecnologia toma su hombre de la escala a la cual opera, el nanémetro, que se refiere
una mil millonésima parte de un metro (1[nm] = 1/10° [m]). A fin de dar idea sobre la
magnitud de la nanoescala, la Figura. 1 muestra algunos ejemplos referidos a dicha escala.
El concepto de nanotecnologia fue introducido por primera vez en 1959por el fisico Richard
Feynman en 1959 y se volvié un término popular después de la presentacion del trabajo de
Heinrich Rohrer sobre oportunidades y desafios en la era nanométrica en 1996 (Das et al.
2008).
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Figura 1.Escala de cosas referidas a la escala nanométrica (Wichlab.com 2022).
2.1.2 Nanoparticulas

Actualmente, la nanotecnologia es capaz de producir particulas metalicas 0 no metalicas
de dimensiones nanométricas, conocidas como nanoparticulas. De acuerdo con Bhushan
(2010), una nanoparticula es un agregado de a&tomos unidos entre si, con un radio de entre
1y 100 [nm], que por lo general esta constituida de 10 — 10° atomos. Debido a su tamafio
pequefio, la relacién area superficial-volumen (RSV por sus siglas en inglés) de las NPs es
elevadayy, por lo tanto, la fraccién de a&tomos/moléculas superficiales es muy grande, lo cual
las hace altamente reactivas (Moeinzadeh 2017) y con propiedades Unicas en relacion con
materiales (de la misma composicion) a mayor escala, por ejemplo: alta resistencia
mecanica, super conductividad eléctrica, propiedades cataliticas y de adsorcion,

enfriamiento rapido, etc. (Bennetzen 2014). En la Figura. 2 se muestra el aumento en el



area superficial a medida que disminuye el tamafio de las particulas, para una misma masa

y volumen de un material dado.

'

W

Figura 2. Relacion Area Superficial Respecto al Volumen (El-Diasty, 2015).

2.1.2.1 Estructura de la nanoparticula

A fin de explotar las propiedades Unicas de las nanoparticulas, algunas de ellas pueden
estar compuestas de diferentes capas: el nacleo, la superficie y una cubierta adicional; de
ahi que algunos autores como Dieter (2013) se refieren a éstas como nanocompuestos (ver
Figura 3). El nucleo es el centro de la NP y frecuentemente se usa para referirse al tipo de
NP (Christian 2008), el cual puede ser ceramico, metalico o polimérico y debido a dicho
nucleo se atribuyen las propiedades de interés a las NPs (Das 2008). La superficie de la
NP es una capa exterior del ntcleo que puede ser funcionalizada usando iones metalicos,
moléculas pequefas, surfactantes o polimeros (Agista 2017). La cubierta es la capa mas
externa de una nanoparticula y estd constituida por un material diferente al del nucleo
(Christian 2008). De acuerdo con Das (2008), esta capa tiene tres diferentes regiones: el
grupo de cola, una cadena de hidrocarburos y el grupo de cabeza activa (Ver Figura 3).
Dichas regiones pueden o no estar presentes en la cubierta, dependiendo del material del
que esté hecha, el cual puede ser idnico, molecular, polimérico, cerdmico o metalico. La
cubierta tiene que interactuar con el medio circundante y por lo tanto en muchos casos es
hidrofilica o hidrofébica (\Vollath 2013).
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Figura 3. Estructura de una nanoparticula.
2.1.3 Nanofluidos

Recientemente, el uso de NPs esta revolucionando a la Industria Petrolera en sus diferentes
areas, tales como: Exploracion, Perforacion, Terminacion, Produccion, EOR y los procesos
de refinacion (Agista et al. 2018). En el caso particular de la EOR, el uso de la
nanotecnologia implica la inyeccion de nanofluidos en el medio poroso, a fin de mejorar las
propiedades del sistema roca-fluidos e incrementar la recuperacion de aceite residual. Por
definicion, un nanofluido es un fluido con materiales de tamafio hanométrico dispersos y
suspendidos de manera estable en dicho fluido, el cual funge como fluido base (Padmaja
2019; Choi 2009; Choi y Eastman 1995) (ver Figura 4 (a)). Los nanofluidos son una sub-
fraccion del dominio de los coloides, en un rango de 107° [m] a 10~7 [m]. Estos fluidos se
crean mediante la adiciébn de bajas concentraciones de nanoparticulas en un medio
dispersante o fluido base, el cual cominmente es salmuera (en la EOR). Los nanofluidos
han demostrado poseer caracteristicas Unicas sin precedentes, las cuales se pueden
disefiar segun la aplicacion deseada, por ejemplo, para intensificar la transferencia de calor,
mejorar la transferencia de masa, reducir la friccion, mejorar la recuperaciéon de aceite, asi

como en energia, mecénica, biomédica, entre otras (Yu 2012).
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Figura 4. Diferentes escenarios de nanofluidos estables e inestables (Ilyas 2017).

Diversos estudios han mostrado que la inyeccién de nanofluidos, mejora la recuperacién de
aceite residual tanto en nucleos de arena como de carbonatos, mediante la alteracion de la
mojabilidad y la reduccidon de la tension interfacial (Ju et al. 2002; Ju y Fan 2009;
Hendraningrat et al. 2013a; Nazari et al. 2015; Roustaei et al. 2015; Sepehri et al. 2019).
Sin embargo, segun Afolabi (2019) la combinacion de estos dos mecanismos, podrian no
ser los Unicos responsables del aumento en la recuperacion de aceite. No obstante, para
aprovechar la funcionalidad y propiedades de los nanofluidos en la EOR, es indispensable

que estos tengan una gran estabilidad.

2.1.3.1 Estabilidad de los nanofluidos

En solucién, el movimiento de las nanoparticulas es el resultado de interacciones que
involucran fuerzas de van der Waals, accion eléctrica de doble capa y accién estérica
(Chamsa-ard et al. 2017). De acuerdo con Chamsa-ard (2017), un nanofluido solo
permanecera estable si la repulsién de Coulomb entre las nanoparticulas es mayor que las
fuerzas de atraccion de van der Waals. De lo contrario, las nanoparticulas se agruparan y
formaran fl6culos y agregados, ocasionando que, con el tiempo, estos se sedimenten bajo
la influencia de la gravedad Figura 4 ((b), (c) y (d)). Esta situaciéon anula las ventajas del
tamafio nanomeétrico y alta reactividad, lo cual puede ocasionar problemas de bloqueo en
las gargantas de los poros y, por lo tanto, la reduccion de la permeabilidad del yacimiento

(Aurand 2017). Por tal motivo, mantener las NPs dispersas y en suspension, es fundamental
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para la estabilidad y el rendimiento del nanofluido. En la Tabla 1, se muestran algunos

métodos para mantener en suspension las nanoparticulas en un nanofluido.

Tabla 1 Métodos de estabilizacién de nanofluidos (Chamsa-ard et al. 2017).

Método Comentarios

Los métodos fisicos utilizados para promover la estabilidad de los

Fisicos
nanofluidos incluyen agitacion mecanica y vibracién ultrasonica.
La estabilizacidn estérica es un método quimico que introduce
Quimicos pequefias cantidades de surfactante en el nanofluido para

modificar las propiedades superficiales de las nanoparticulas.
) L Es un enfoque sin tensioactivos que proporciona estabilidad en el
Funcionalizacion _ _ o
o nanofluido a largo plazo. Por ejemplo, se ha utilizado el
de la superficie o o _ . _
recubrimiento con nitrégeno para producir NPs de éxido de TiO»-.
El control de la carga superficial en nanoparticulas mediante la
Control de pH en y _ o
. regulacion del pH del fluido es una técnica que puede aumentar la
la estabilidad de

] estabilidad de los nanofluidos.
nanofluidos

2.2 Mecanismos de EOR por efecto de las NPs

Recientemente, se han realizado numerosos estudios experimentales sobre la interaccion
entre nanofluidos y el sistema roca—fluidos, asi como de la implementacion de nanofluidos
como método potencial de EOR (Ju et al. 2002, 2006, 2012; Ju y Fan 2009, Suleimanov et
al. 2010; Joonaki y Ghanaatian 2014; Druetta et al. 2018; Safari y Jamialahmadi 2013;
Nazari et al. 2015; Roustaei et al. 2015; Safari et al. 2015; Amedi y Ahmadi 2016; Al-Anssari
et al. 2016, Sepehri et al. 2019). Derivado del estado del arte en estas areas, Sun et al.
(2017) y Agista et al. (2018) han analizado y documentado los mecanismos propuestos
mediante los cuales, las NPs ayudan a incrementar la recuperaciéon de aceite. De acuerdo
con Khilar y Fogler (1998), se han identificado cinco tipos de energias responsables de las
interacciones de las NPs con la superficie de los poros: (1) Repulsion de doble capa
eléctrica, (2) Energia potencial atractiva de London-van der Waals; (3) Repulsién de Born;
(4) Interaccion Acido-Base; y (5) Energia hidrodinamica. Cuando en conjunto, el valor de
estas energias es negativa, la fuerza de atraccion entre NPs y las paredes del poro, es
mayor que la repulsion, resultando en la adsorcion de las NPs en el medio poroso. De otra

manera, se presentara el fenomeno de desorcion de las NPs de las paredes de los poros
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(Agista et al. 2018). Por otro lado, cuando el tamafio de las NPs o aglomeraciones de estas
son mayores al de la garganta de los poros, existird bloqueo. Adicionalmente, Ju et al.
(2006) sefialan que el transporte de NPs en el medio poroso, esta gobernado por la difusion
y conveccion. A partir de los fenémenos (adsorcién, desorcion, transporte y blogueo),
resultantes de las interacciones entre los nanofluidos, el aceite y la roca; se han propuesto
algunos mecanismos mediante los cuales se incrementa la recuperacion de aceite, tales
como: alteracién de la mojabilidad, reduccién de la tensién interfacial, control de la
viscosidad, presién de disociacién estructural, taponamiento de los canales de los poros y
control de la precipitacion de asfaltenos (Sun et al. 2017; Agista et al. 2018). A continuacién,

se describen cada uno de ellos.
2.2.1 Alteracion de la Mojabilidad

La mojabilidad juega un papel importante en los procesos de recuperacion de aceite y en
la productividad de los yacimientos, ya que controla el flujo y la distribucion espacial de
fluidos en el medio poroso (Giraldo et al. 2013). Por definicion, la mojabilidad es la
capacidad de un fluido de adherirse a las paredes de un solido en presencia de otro fluido
inmiscible (Kasiri and Bashiri 2011). Para un sistema agua-aceite en contacto con un sélido
(Figura 5), existe un angulo de contacto (0), el cual, por convencion, se mide con respecto
al fluido mas denso y varia entre 0°y 180° (Ahr 2008). Este angulo se describe mediante la
Ec. 1, conocida como ecuaciéon de Young, de donde es posible obtener la tension de
adhesion 7, definida en la Ec. 2, para determinar la condicion de mojabilidad de la roca. Un
valor positivo de 7, indica que el sistema es mojado por agua (6 < 90° cos 6 = +). Cuando
T €S cero, el sistema tiene una mojabilidad neutra (6 = 90°,cos8 = 0). Y finalmente, cuando
T es negativo, el sistema es mojado por aceite (8 > 90° cosfd = —) (Tiab y Donaldson
2004).
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Figura 5. Angulo de contacto como un indicador de la mojabilidad.

Ogp — O.
cos(0) = S0 Tsw 1
wo

Donde:

d5,= Tension interfacial entre el sélido y el aceite
gsw= Tension interfacial entre el sélido y el agua
owo= Tension interfacial entre el agua y el aceite

6 = Angulo de contacto
T = 050 = Osw = Oy * €OS(6) 2

De acuerdo con Ahr (2008), para un sistema agua-aceite-sélido, es posible tener un medio
mojado por aceite o mojado por agua, dependiendo de la composicion de los liquidos y
sélidos, y de las reacciones quimicas superficiales que puedan ocurrir. En el caso de los
carbonatos, Tiab y Donaldson (2004) sefialan que la naturaleza quimica de la superficie de
éstos es de caracter basico, lo cual hace que reaccionen facilmente con los acidos
organicos del aceite, mostrando asi caracteristicas de mojabilidad de neutra a mojados por
aceite. En general, la mojabilidad afecta la presion capilar y las curvas de permeabilidad
relativa, lo cual gobierna la eficiencia de la recuperacion de aceite (Bera y Belhaj 2016).
Adicionalmente, Salehi (2008) sefiala que la alteracion de la mojabilidad de un YNF hacia
una condiciéon de mojado por agua acelera la imbibicion espontanea de agua dentro de los

blogues de matriz.

La alteracién de la mojabilidad es uno de los principales mecanismos involucrados en la
EOR por inyeccion de nanofluidos, la cual se da mediante la adsorcion de NPs en la
superficie de los poros. Roustaei y Bagherzadeh (2015), evaluaron el comportamiento de

la mojabilidad de laminas de carbonatos mojadas por aceite, mediante el uso de nanofluidos
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de Si0, a diferentes concentraciones (1 — 6 g/l). Sus resultados mostraron que a medida
que aumentaba la concentracion de NPs, el angulo de contacto al aceite, aumento de 35°
(con 0 [g/1] de NPs) a 130° (con 6 [g/l] de NPs), cambiando la mojabilidad a una condicién
de mojado por agua, Figura 6(a) a 6(g), respectivamente. Adicionalmente los autores
encontraron que cuando se introducen nanoparticulas en un nicleo de carbonatos, algunas
de ellas se pueden adsorber en la superficie de la roca y cambiar la condicion de
mojabilidad, de mojado por aceite a mojado por agua. Este cambio en la mojabilidad,
conduce a una imbibicion de agua mas fuerte y por tanto a una mayor recuperacion de

aceite (Roustaei y Bagherzadeh 2015).

Figura 6.Condiciones de mojabilidad de placas de carbonato a diferentes concentraciones de NPs
de Sio, (g/L): (@) 0, (b) 1, (c) 2, (d) 3, (e) 4, (f) 5y (g) 6 (Tomada de Roustaei y Bagherzadeh
(2015)).

Para determinar las razones por las cuales las NPs dan lugar a la alteracién de la
mojabilidad, Karimi (2012) emple6 imagenes de microscopia electronica de barrido (SEM)
y rayos X de dispersion de energia (EDX). En su trabajo, encontré que la adsorcion de
nanoparticulas en el medio poroso forma nanotexturas, las cuales generan una nueva
rugosidad de la superficie, que puede ser la principal responsable del cambio de
mojabilidad. Segun los autores, los factores que afectan la mojabilidad de dichas
nanotexturas, son su fraccion de &rea, su rugosidad y su coeficiente de particion

(hidrofobicidad). Por otro lado, Al-Anssari et al. (2016) concluyé que la adsorcion de
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nanoparticulas de Si0O, en superficies de calcita, es practicamente irreversible, lo cual
concuerda con las observaciones realizadas por Ju y Fan (2009) en superficies de arena.
En la Figura 7 se muestran las imagenes, obtenidas por Al-Anssari et al. (2016), de una
superficie de calcita antes y después del tratamiento con NPs de Si0,. En la figura, se
observa el incremento en la rugosidad, pasando de una media cuadratica de rugosidad
superficial de 32 nm, a una de 1300 nm después del tratamiento con un nanofluido al 0.5

wt% Si0, en 10 wt% NaCl de salmuera por 4 h.

Topografia Sefial de deflexion -

Figura 7. Imagenes obtenidas con un microscopio de fuerza atdbmica de una superficie de calcita
usada en experimentos de alteracion de mojabilidad por tratamiento con nanofluidos de Si0,. Las
imagenes de la parte superior son previas al tratamiento y las de la parte inferior después del
tratamiento con nanofluidos (Tomada de Al-Anssari et al. (2016)).

La alteracion de la mojabilidad ocasionada por los nanofluidos, se puede ver afectada por
muchos factores. Hendraningrat et al. (2013b) encontraron que, a menor tamafo de las
NPs, el angulo de contacto al agua disminuyd, es decir, la mojabilidad al agua aumento.
Esto como consecuencia de que la fuerza de repulsién electrostatica entre las NP es mayor,
debido al menor tamafio de las NP y la gran cantidad de estas. Adicionalmente,
Hendraningrat y Torsaeter (2014) encontraron que la alteracion de la mojabilidad depende
de la concentracion de NPs, la salinidad de la fase acuosa, la composicion idnica, la
mojabilidad inicial del medio poroso, el sistema soélido (NPs y sustrato) y la duracién de la
interaccion de las NPs en el medio poroso.
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2.2.2 Reduccioén de la Tension Interfacial

La distribucién y el movimiento de los fluidos en los yacimientos de aceite estan
influenciados en gran medida por la presion capilar, la cual, como se puede ver en la Ec. 3,
depende principalmente de la tensién interfacial agua-aceite, asi como de la geometria de
los poros y la mojabilidad del sistema (Hocott 1939; Lake 1989; Lorenz et al. 2016). Cuando
dos fluidos inmiscibles estan en contacto, las moléculas cerca a la interfase se atraen
desigualmente por sus vecinas porgue unas son mas grandes que las otras, esto origina
una superficie de energia libre por unidad de area, llamada tension interfacial (Escobar
2004). La tension interfacial ¢,,, €s entonces, la cantidad minima de trabajo requerido para
crear un area unitaria de la interfaz, o para expandirla en una unidad de area. También es
una medida de la diferencia en la naturaleza de las dos fases que se encuentran en la
interfaz. Por lo tanto, a medida que dicha diferencia disminuye, la tension interfacial sera

menor y los dos fluidos se aproximaran a la miscibilidad (Milton 2004; Escobar 2004).

_ 2-0y, " cos(8) 3
r

Donde:
P. = Presion capilar
P, = Presion de la fase no mojante

P,, = Presion de la fase mojante

owo= Tension interfacial entre el agua y el aceite
6 = Angulo de contacto

r = radio del tubo capilar

Con la reduccion de la tension interfacial (T1) agua-aceite y la alteracion de la mojabilidad,
se reduce la presion capilar, la cual, de acuerdo con Bear (1988) es la fuerza necesaria
para expulsar una gota de aceite a través de una garganta de poro. Adicionalmente, la
reduccion de la Tl hace mas facil el flujo del aceite atrapado en los poros, debido a que
reduce el trabajo de deformacion necesario para que las gotas de aceite se muevan a través
de gargantas estrechas de canales de poro (Sharma y Shah 1989), tal como se muestra en

la Figura 8.
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Figura 8.Flujo de aceite a través de canales de poros con gargantas estrechas (Modificada de
Sharma y Shah et al., 1989).

Debido a que las NPs suspendidas en un nanofluido, tienen la capacidad de adsorberse
sobre la interfaz fluido-fluido (Garbin et al. 2012), se han realizado varios estudios que
muestran la capacidad de las nanoparticulas de Si0,, con o sin surfactante, para alterar la
Tl de aceite — salmuera en presencia de nanofluidos. Roustaei et al. (2012) encontraron
que la Tl de aceite — salmuera disminuy6 drasticamente de 26.3 mN/m a 1.75mN/m y
2.55mN/m después de la aplicacion de nanofluidos con NPs de silice (Si0,) del tipo
hidrofébicas vy lipofilicas (HLP) y de mojabilidad neutra (NWP), respectivamente. Por su
parte, Li et al. (2013) hallaron que la Tl de un sistema aceite — salmuera fue de 19.2 mN/m,
la cual disminuy6 a medida que se aument6 la concentracién de NPs de silice hidrofilicas
(LHP), hasta alcanzar un valor de 7.92 con 0.05 wt% de NPs. De acuerdo con Li et al.
(2013), la razdn de este fendmeno podria ser que la parte hidrofilica de las nanoparticulas
tiende a estar presente en la fase acuosay la parte hidrofébica permanece en la fase oleica,
de este modo, la capa de nanoparticulas reemplaza la interfaz anterior entre el aceite y la
salmuera, y en consecuencia, la fuerza de friccién de esas dos fases se reducen, generando

asfi la disminucién de la TI.

Recientemente se han realizado algunos estudios sobre el impacto de NPs de silice (LHP)
en la EOR de rocas carbonatadas mojadas por aceite. Roustaei y Bagherzadeh (2015)
encontraron que la presencia de estas NPs en la interfaz aceite-agua, ocasioné un aumento
en la tension interfacial a medida que aumento la concentracion de NPs en el nanofluido,
pasando de 26.5 mN/m a 38.4 mN /m para concentraciones de 0 y 6 g/L, respectivamente.
De acuerdo con los autores, el aumento en la Tl ocasiona que la presién capilar cambie de
negativa (roca mojada por aceite) a positiva, favoreciendo una mayor mojabilidad al agua,
lo cual conduce a una imbibicién de agua mas fuerte y por tanto a una mayor recuperacion

de aceite. Por otro lado, Sepehri et al. (2019) encontré que las NPs hidrofilicas de silice
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(Si0,) reducen la Tl a medida que aumenta su concentracion en el nanofluido, pasando de
26.3mN/m a 7.9 mN/m, con concentraciones de 0 y 6 g/L, respectivamente. Por lo tanto,

se puede observar que la Tl es sensible a la concentracion de NPs en los nanofluidos.

De acuerdo con los diferentes estudios analizados en esta seccioén, los nanofluidos a base
de NPs de silice han demostrado tener la capacidad de reducir la Tl. Esta disminucion,
representa el mecanismo clave de los procesos quimicos de EOR por medio de
surfactantes, el cual estd asociado con el aumento del niumero capilar definido mediante la
Ec. 4. Dicho nimero es una relacién adimensional de las fuerzas viscosas a capilares
(Sheng, 2011). Segun datos experimentales, a medida que aumenta el nimero de capilar,
hasta al menos a 10™%, la saturacion de aceite residual disminuye (Kumar et al. 1989). Por
lo tanto, a medida que la Tl se reduce mediante la adicion de tensioactivos, la recuperacion

final de aceite aumenta.

vu 4

Ne=p = o - cos(6)

S| &

Donde:

v = velocidad en el poro del fluido desplazante

u = viscosidad del fluido desplazante

o = tension interfacial entre las fases desplazante y desplazada

2.2.3 Presion de disociacion estructural

Cuando se inyectan nanofluidos en el medio poroso, las nanoparticulas se adsorben en la
superficie de la roca y en la regién de contacto trifasica se forma una estructura en forma
de cufia (Sun et al. 2017), como se muestra en la Figura 9. En dicha estructura se tienen
multiples transiciones entre las fases liquido-sélido, las cuales ocurren sobre una zona de
espesor finito llamada zona de transicién o region interfacial, donde las propiedades de los
parametros intensivos difieren de los valores de la fase en bruto (Fyen et al. 2015). A medida
gue las NPs se acercan entre si, las zonas de transicion se traslapan en la estructura de
cuiia, generando cambios en las interacciones moleculares que se manifiestan como
fuerzas macroscopicas de interaccion entre las interfaces (Bergeron 1999). Las fuerzas mas

estudiadas son las electrostéticas (repulsion de doble capa) y electrodinamicas (van der
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Waals), conocidas comunmente como fuerzas DLVO en honor a los cientificos Derjaguin,
Landau, Vervey, y Overbeek, quienes desarrollaron la teoria de estabilidad de

suspensiones coloidales (Agista 2017).

Dichas interacciones afectan la energia del sistema en funcion de la distancia que separa
un par de zonas de transicion. El cambio en la energia por unidad de area con el cambio
en la distancia, a medida que el par de zonas de transicion pasa de una separacion grande
a un espesor finito, se expresa como una fuerza por unidad de area o presion de
disociacién, I1. La presion de disociacion es la fuerza que tiende a disociar o separar las
dos zonas de transicion (Hirosaki 1991). La fuerza ejercida por un par de nhanoparticulas es
muy pequefa, pero cuando se tienen grandes cantidades de nanoparticulas presentes,
como en la estructura de cufia en la region trifasica, la fuerza en el vértice puede ser
superior a 50,000 Pa (Mcelfresh et al. 2012) Figura 9 (B). Esta fuerza comUnmente
denominada como Presién de Separacion Estructural, es la responsable de la separacién
del aceite de la roca y de la dispersion del nanofluido en la superficie sélida (Kondiparty et
al. 2011). De acuerdo con Mcelfresh et al. (2012), la presién de separacién estructural se
ve afectada por la densidad de carga de la particula; a mayor densidad de carga, la
repulsién electrostatica es mayor y en consecuencia se tiene una mayor presion de
separacion estructural. Adicionalmente, el tamafio de la particula, temperatura, salinidad
del fluido base, y las caracteristicas de la superficie, afectan la magnitud de la presién de
disociacién. Por su parte Kondiparty et al. (2011), encontraron que la presién de separacién
estructural es mayor cuando la concentracion de NPs es grande y el diametro de estas es
pequefio. Ademas, encontraron que la presion de separacion estructural disminuye con el

incremento de la polidispersidad en el tamafio de las NPs.
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Figura 9. Estructura de cufia. (A) Conformacidon de las nanoparticulas en la estructura de cufia. (B)
Presion en las paredes de la cuia para un angulo de contacto en el vértice de 0.5°, como funcion
de la distancia radial. (imagen modificada de Agista et al. 2018).

2.2.4 Disminucién de la relacion de movilidad de los fluidos inyectados

Las caracteristicas generales del desplazamiento de hidrocarburos en el yacimiento, se
rigen por la relacion de movilidad (M), no solo mediante la inyeccioén de agua sino también
mediante los diferentes métodos de EOR (Tiab y Donaldson 2015). Por lo tanto, de acuerdo
con Satter e Igbal (2016) la relacién de movilidad es uno de los parametros mas importantes
en la eficiencia de los métodos de recuperacién secundaria y mejorada, considerado por
Donaldson y Alam (2008) como un parametro a minimizar en el disefio de los métodos de
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EOR. Como se muestra en la Ec. 5, la relacion de movilidad se define como el cociente de
la movilidad del fluido desplazante (Agespiazante ). €ntre la movilidad del fluido desplazado
(Adesplazado)- EN la inyeccion de agua tradicional, la relacion de movilidad se define

matematicamente como (Ahmed y Meehan 2012):

k
M = Adesplazante _ TW/MW _ krw.“o 5

- /ldesplazado - krO/'uo kro:uw

Donde:

M = relacién de movilidad

A = movilidad

k., = permeabilidad relativa de la fase ¢

U, = viscosidad de la fase ¢

£ = w, 0 son los subindices que denotan la fase agua y aceite, respectivamente

Un valor de M de aproximadamente uno o menor, es considerado favorable, lo cual indica
gue el fluido inyectado es menos movil que el aceite dentro del medio poroso, mejorando
asi la eficiencia y conformidad (uniformidad del frente de desplazamiento del fluido
inyectado) de barrido del aceite. Por el contrario, cuando M es mayor que uno se considera
desfavorable, ya que el fluido inyectado es mas movil que el aceite, presentandose el
fendmeno de digitacién viscosa y la irrupcion temprana del fluido inyectado (Ahmed y
Meehan 2012; Satter e Igbal 2016). De acuerdo con la Ec. 5, la M puede disminuirse
mediante: la disminucién de la viscosidad del aceite, el aumento de la permeabilidad
efectiva al aceite (k, = k,,K,ps), €l decremento de la permeabilidad efectiva al agua (k,, =

k-»Kqaps) Y €l aumento de la viscosidad del agua.

Ahmed y Meehan (2012), sefialan que poco se puede hacer para mejorar las caracteristicas
de flujo del aceite en el yacimiento, esto es, u, y k.,, excepto mediante métodos de
recuperacion térmicos. Sin embargo, dentro de los métodos quimicos de EOR, la adicion
de polimeros al agua de inyeccion, ha sido utilizada para aumentar su viscosidad y disminuir
la permeabilidad efectiva al agua, disminuyendo asi la relacién de movilidad (Pye 1964;

Sandiford 1964). No obstante, Agista (2018) menciona que en yacimientos con condiciones
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adversas (p. ej., alta temperatura, presion y salinidad) la solucion de polimero a menudo se

degrada, reduciendo su viscosidad y eficiencia de barrido.

Recientemente, se ha encontrado que los nanofluidos pueden prevenir la degradacién de
los polimeros bajo condiciones adversas, asi como aumentar la viscosidad de los fluidos
comunmente inyectados (Maghzi et al. 2014). Estas mejoras se deben a que las NPs
favorecen la estabilidad térmica de la solucién de polimero y a su capacidad de formar una
estructura de red a través de enlaces de hidrégeno, afectando las propiedades reoldgicas
del fluido de inyeccion (Zeyghami et al. 2014; Cheraghian y Hendraningrat 2016a). En un
estudio realizado por Cheraghian y Hendraningrat (2016hb), la adicion de NPs de Si0, en
soluciones de polimeros, pueden mejorar el comportamiento pseudoplastico, incluso a una
velocidad de corte baja. Adicionalmente Yousefvand y Jafari (2015), encontraron que la
solucion de polimero con NPs de silice, tiene el potencial para mejorar la recuperacién de

aceite, en comparacion con el desplazamiento con agua o con Unicamente polimero.

Por otro lado, Zeyghami et al. (2014) observaron que los comportamientos espesantes y no
Newtonianos en un nanofluido de NPs de Si0, en solucién acuosa, son insignificantes. Por
su parte, Sun et al. (2017) sefala que la viscosidad de un nanofluido esta influenciada por
varios factores, como: el tipo de NP, la concentracién de NPs, la velocidad de corte, la
temperatura y la salinidad. De acuerdo con los autores, la viscosidad de un nanofluido de
Si0, aument6 al disminuir la velocidad de corte, y el ritmo de aumento fue mayor a una

menor temperatura.

2.2.5 Prevencion de la precipitacion de asfaltenos

Los asfaltenos son materiales organicos complejos que se consideran organizados en
estructuras apiladas de mdltiples anillos. Contienen atomos de nitrégeno, oxigeno y azufre
ademas de atomos de carbono e hidrogeno dentro de la unidad repetitiva. Los asfaltenos
son solubles en hidrocarburos aromaticos como el benceno y el tolueno, pero insolubles en
hidrocarburos saturados como el n-heptano y n-pentano. Se sabe que algunas técnicas de
EOR como el desplazamiento miscible con €0, de aceite asfalténico, pueden ocasionar la
precipitacion de asfaltenos en la vecindad de los pozos productores, asi como en las
tuberias de transporte, y regiones de bombeo. Este comportamiento se debe a la alteracion
de los factores estabilizantes, tales como la presion, la temperatura o la composicion, lo
cual favorece la coalescencia, floculacién y precipitacion de asfaltenos (Yen y Chilingarian

1994, Islam 1994). Dentro del yacimiento, la precipitacion de asfaltenos ocasiona el cambio
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de la mojabilidad y la reduccion de permeabilidad en el yacimiento. Este dafio generado a
la formacién, dara como resultado una reduccién en el gasto de produccién de aceite y gas
(Kazemzadeh et al. 2014).

Algunos investigadores han encontrado que las NPs pueden ser una solucion para prevenir
la precipitacion de asfaltenos y poder potencializar los métodos de EOR miscibles. En un
estudio sobre el efecto de NPs de Fe;0,, Co;0, Y NiO en la adsorcion de asfaltenos, Nassar
et al. (2011) encontraron que su capacidad de adsorcién se presenté con mayor intensidad
en el siguiente orden NiO > Co30, > Fe30,. Tarboush y Husein (2012) encontraron que las
NPs de NiO generadas in-situ, tenian una gran capacidad de adsorcion y captacién de
asfaltenos, estabilizando asi su precipitacion. Posteriormente, Alomair et al. (2014) en un
estudio de EOR con diferentes NPs en arenisca tipo berea, observaron que el nanofluido
combinado de Si0O, con Al,0;, mostrO6 capacidad para inhibir a la precipitacion de
asfaltenos. Los autores observaron que a medida que aumentaba la concentracion de NPs

en el nanofluido, la precipitacion de asfaltenos se retrasaba mas tiempo.

Kazemzadeh et al. (2014) realizdé experimentos para investigar el efecto de NPs de Si0,,
NiO, y Fe;0, en la recuperacion de aceite pesado, asi como en la adsorcion y prevencion
de precipitacion de asfaltenos. Los resultados de sus estudios mostraron que, en soluciones
sintéticas (asfaltenos extraidos de una muestra de aceite crudo disueltos en tolueno) con
presencia de NPs, el aumento de n-heptano, dio como resultado el incremento en la
adsorciéon de asfaltenos en la superficie de las NPs, reduciendo asi, su floculacion y
precipitacién. Asi mismo, los autores sefialaron que las NPs mas efectivas en el

desplazamiento y recuperacion del aceite, fueron las de Si0,, seguidas de las NiO y Fe;0,.

Adicionalmente, Kazemzadeh et al. (2014) sefala que se han realizado investigaciones
para evaluar el efecto de algunos pardmetros en la adsorcion de asfaltenos sobre la
superficie de las NPs, tales como: tiempo de contacto, el contenido inicial de asfaltenos, la
temperatura y el contenido de agua. En sus estudios, los autores encontraron que, a mayor
tiempo de contacto, mayor adsorcion de asfaltenos sobre la superficie de NPs. No obstante,
en un corto periodo de tiempo se adsorbe una gran cantidad de asfaltenos sobre las NPs,
y por lo tanto, la cantidad de asfaltenos disponibles para que se adsorban en la superficie
del medio poroso, es minima. También hallaron que la adsorcion de asfaltenos sobre las
NPs, incrementé de manera proporcional con el contenido inicial de asfaltenos, disminuy6
con el aumento de la temperatura, y algunas veces, la presencia de agua aumento la

adsorcion.
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2.2.6 Obstruccion de la garganta de poros

Sun et al. (2017) mencionan que, en algunos casos, el taponamiento de la garganta de los
poros debido a la aglomeracién de NPs, es beneficioso para mejorar el desempefio del
desplazamiento por nanofluidos. Como se puede observar en la Figura 10 (A), la
acumulacion de NPs en gargantas de poro muy pequefias, da como resultado el bloqueo
de la garganta por aglomeracion de NPs. De acuerdo con los autores, esta situacion
ocasiona que la presion en la garganta del poro adyacente incremente, forzando a que el
aceite atrapado sea expulsado. Una vez liberado el aceite, la presion circundante cae y el
bloqgueo desaparece gradualmente, haciendo que las nanoparticulas puedan fluir

nuevamente con el nanofluido Figura 10 (B).

(A) (B)

Figura 10.Taponamiento de gargantas de poros. (A) Aglomeracion de NPs en gargantas de poro.
(B) Liberacion de aceite atrapado. (Modificado de Sun et al. 2017).

De acuerdo con Sun et al. (2017), generalmente las gargantas de poro estan en el rango
de la microescala, lo cual es mil veces mas grande que una sola NP. Por tal motivo, las NPs
pueden penetrar las gargantas de los poros facilmente. Sin embargo, el bloqueo por
aglomeracion ocurre cuando las NPs de un nanofluido fluyen desde los poros hacia
gargantas estrechas. La reduccion en el area de flujo ocasiona un aumento en la velocidad
del nanofluido y un diferencial de presion. En esta situacion, las moléculas de agua fluyen
mas rapido que las NPs, provocando la acumulacién de NPs en la entrada de la garganta
de los poros Figura 10 (A). Adicionalmente, las gargantas de los poros se pueden obstruir
por el atrapamiento de NPs cuyo didmetro es mayor que el de las gargantas por las que
fluyen. Sun et al. (2017) mencionan que algunas NPs metdlicas pueden bloquear las
gargantas de los poros debido a su gran tamafio. Por lo tanto, antes de inyectar las NPs

metalicas en el yacimiento, se debe evaluar la viabilidad en la recuperacion de aceite.
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3 Los Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF) y sus

diferentes etapas de recuperacion

En este capitulo se abordan los conceptos mas relevantes de los YNF, el efecto de las
fracturas en las diferentes etapas de recuperacion y los enfoques de simulacion mas usados

en la SNY de este tipo de yacimientos.

3.1 Generalidades de los yacimientos naturalmente fracturados

Las fracturas son un elemento universal en afloramientos de capas de rocas sedimentarias
(Figura 11), con posibles excepciones de rocas extremadamente ductiles, como la sal o
ciertas lutitas. Ademdas, se ha demostrado que las fracturas observadas en los
afloramientos, también estan presentes en los yacimientos de aceite. Por lo tanto, Nelson
(2001) deduce que, todos los yacimientos de hidrocarburos de roca sedimentaria contienen
fracturas y que la mayoria de ellos estan lo suficientemente fracturados para ser tratados
como yacimientos fracturados. Sin embargo, Aguilera (1995) sefiala que los yacimientos en
los que las fracturas naturales no tienen un efecto en el flujo de fluidos, las formaciones

fracturadas no pueden ser tratadas como YNF.

La presencia de fracturas puede afectar muchos aspectos de la administracion del
yacimiento, incluyendo perforacion, terminacion de pozos, recoleccion de datos, ubicacién
de pozos, gastos de produccion y esquemas de recuperacion secundaria y mejorada (Narr
et al. 2006). Por tal motivo, se requiere de la combinacion de diferentes fuentes de
informacion para la caracterizacion de este tipo de yacimientos, tales como: sismologia,
geologia, registros de pozos, pruebas de pozo, andlisis de nucleos y de fluidos, asi como
los gastos de produccién en los pozos. Toda esta informacion puede ser utilizada para
generar una estimacion Optima de las propiedades heterogéneas de los yacimientos

naturalmente fracturados (Samaniego y Cinco-Ley 2009).

24



A AT R X
Reverse Fault

Figura 11. Afloramiento de rocas sedimentarias con presencia de fallas (Tomada del Narr et al.
2006).

De manera general, un Yacimiento Naturalmente Fracturado (YNF) es un yacimiento que
contiene fracturas que se generan naturalmente a partir de procesos geolégicos, tales como
diferencia de esfuerzos naturales en la roca al momento de la fractura o diagénesis fisica
(Aguilera 1995, 1998; Nelson 2001). Como se puede ver en la Figura 12, los fluidos que
circulan en las fracturas, pueden alterar las propiedades de estas, asi como las de los
blogues de matriz (Wennberg et al. 2016). Las fracturas abiertas no cementadas o
parcialmente mineralizadas pueden tener un efecto positivo en el flujo de aceite, pero un
efecto negativo en el flujo de agua o gas debido a los efectos de conificacion. Las fracturas
naturales totalmente mineralizadas pueden crear barreras de permeabilidad para todo tipo
de flujo. Esto a su vez podria generar pequefios compartimentos dentro del yacimiento que
pueden conducir a recuperaciones no econémicas o marginales (Aguilera 1995).
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Figura 12. Efectos diagenéticos en las propiedades de las fracturas (modificado de Wennberg et al.
2016).
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De acuerdo con Tiab y Donaldson (2016) las fracturas son de naturaleza multiescala y sus
longitudes van desde micrémetros, como microfisuras observadas en nucleos, hasta una
extension de varios kilometros (fracturas/fallas regionales) en cuencas, detectables en
datos sismicos. Debido que las fracturas pueden formarse en un yacimiento antes, durante
y/o después de la acumulacion de hidrocarburos, con el tiempo los procesos diagenéticos
continban modificando las propiedades de las fracturas y la matriz, ocasionando que las
propiedades de las fracturas sean variables (Figura 12). Estos cambios pueden mejorar o
afectar la porosidad y el campo de permeabilidad del yacimiento, lo que finalmente

determinard la calidad y la viabilidad comercial de un yacimiento (\Wennberg et al. 2016).

Las fracturas se pueden clasificar geolégicamente con base en los patrones de factura que
se observan en experimentos de laboratorio, que corresponden a modelos de campos de
paleo-esfuerzos y distribucion de deformacién en el yacimiento en el momento de la fractura
(Tiab y Donaldson 2016). De acuerdo con Nelson (2001) las fracturas se clasifican en
aguellas observadas en experimentos de laboratorio esfuerzo/deformacién, y en las
generadas naturalmente, observadas en afloramientos y entornos subsuperficiales, tal
como se muestra en la Tabla 2. Adicionalmente, Tiab y Donaldson (2016) sefialan que las
rocas naturalmente fracturadas, pueden ser categorizadas geoldgicamente a partir de su
sistema poroso, como: (a) intercristalina - intergranular, (b) matriz - fractura, (c) vugular —

solucion.

Tabla 2 Clasificacion de fracturas experimentales y naturales (Tomada de Nelson (2001)).

Clasificacién de fracturas experimentales

1. Fracturas de corte

2. Fracturas de extension

3. Fracturas de tension
Clasificacién de fracturas que se producen naturalmente

1. Fracturas tecténicas (Producidas por fuerzas superficiales)

2. Fracturas regionales (Producidas por fuerzas superficiales o corporales)
3. Fracturas contraccionales (Producidas por fuerzas corporales)
4

Fracturas relacionadas con la superficie (Producidas por fuerzas superficiales)

La clasificacion de fracturas permite comprender el impacto de estas en el comportamiento
de la producciéon de hidrocarburos de YNF, ya que, de acuerdo con el Committee on

Fracture Characterization and Fluid Flow (1996), el flujo de fluidos en rocas fracturadas esta
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fuertemente influenciado por el origen geolégico de las fracturas. Por lo tanto, es importante
identificar bien las caracteristicas del sistema poroso bajo estudio, a fin de predecir el
comportamiento del yacimiento bajo diferentes condiciones operativas, por ejemplo, en la
recuperacion mejorada de aceite (Dominguez et al. 1992). Ademas, conocer el tipo de
fracturas mejora la calidad del modelo estatico del YNF, y por lo tanto, la de las simulaciones
de éste, debido a que cada tipo de fractura conduce el fluido de manera diferente (Bratton
et al. 2006). En la Tabla 3 se muestran afloramientos con fallas y fracturas y la forma en la
que se conceptualizan y modelan dichos sistemas, tal como sucede en la simulacién
numérica de yacimientos. El primer afloramiento (A) corresponde a la Formacion de
arenisca Mesaverde del cretacico, Colorado, donde se puede observar la presencia de
fracturas verticales con alturas, espaciamientos y distribucion irregulares, asi mismo, se
observa que algunas de las fracturas estan limitadas por estratos internos del lecho. El
segundo afloramiento (B) muestra una falla con presencia de fracturas de corte opuestas
(Fotos de los afloramientos tomadas de Lorenz y Cooper (2020)).

Tabla 3 Afloramientos con presencia de fallas y fracturas y su conceptualizacién en modelos de
simulacion.

Modelo de simulacién

Afloramiento Esquema simplificado s
del yacimiento

"'““l\

W
/
B
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3.2 Clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados

Los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) se pueden clasificar en diferentes tipos,
dependiendo de la porosidad y la permeabilidad en la matriz y las fracturas. Aguilera (1999)
clasificd los YNF en tres tipos: Tipo A, By C como se muestra en la Figura 13. En los Tipo
A, la mayor parte de hidrocarburos esta en el medio poroso de la matriz (mayor a 10% y
hasta mas del 35%) y una pequefia cantidad en las fracturas. En estos yacimientos,
tipicamente la matriz tiene baja permeabilidad, mientras que las fracturas naturales
muestran una permeabilidad mucho mas grande. En los yacimientos Tipo B, la porosidad
de matriz y de fractura, es aproximadamente la misma. En este caso la matriz tiene
porosidades bastante bajas y las fracturas proporcionan la permeabilidad. Los yacimientos
Tipo C, tienen una porosidad de la matriz igual a cero y los hidrocarburos estan
almacenados en las fracturas, las cuales esencialmente proporcionan la porosidad y
permeabilidad del yacimiento (Aguilera 1995, 1999).

Tipo A: Gran capacidad de Tipo B: Capacidad de Tipo C: Toda la capacidad de
almacenamiento en la matriz, almacenamiento almacenamiento esta en las
baja capacidad de aproximadamente igual en las fracturas, con matriz de baja
almacenamiento en las fracturasy en la matriz porosidad
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Figura 13. Clasificacién de yacimientos naturalmente fracturados segun su distribucion de su
porosidad (Editada de Aguilera 1995).
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Otra clasificacion de YNF es la propuesta por Nelson (2001), quien identificé cuatro tipos
de YNF con base en los efectos positivos que el sistema de fracturas proporciona a la
calidad general del yacimiento, denominados Tipo 1, 2, 3 y 4, los cuales se muestra en la
Figura 14. Adicionalmente a la clasificacion de Nelson (2001) se le han identificado otros
dos tipos de yacimientos denominados Tipo G y M (Bratton et al. 2006, Vasilev et al., 2016).
A continuacion, se describen cada uno de estos:

Tipo 1: Las fracturas proporcionan la porosidad y permeabilidad de este tipo de yacimiento,
los cuales pueden tener una gran densidad de fracturas. Usualmente estos yacimientos
tienen gastos de produccién iniciales muy grandes pero su declinacion es rapida con
irrupcién temprana de agua. Para estimar las reservas totales obtenibles por pozo y predecir
el comportamiento del gasto de produccion, es de suma importancia la estimacion temprana
de la porosidad de la fractura alcanzable por el pozo y los valores del ancho y espaciamiento
de las fracturas. Generalmente, el area de drene por pozo de estos yacimientos es grande
y por lo tanto se requiere de menos pozos para su desarrollo.

Tipo 2: Las fracturas proporcionan la permeabilidad principal del yacimiento y la matriz la
porosidad. Un aspecto de gran importancia en los yacimientos Tipo 2, es el conocimiento
temprano de las interacciones matriz/fractura, para determinar si el aceite contenido en el
medio poroso de la matriz puede ser drenado por el sistema de fracturas. Pueden tener
gastos de produccion iniciales muy buenos, pero pueden presentar dificultades en la
recuperacion secundaria y mejorada si la comunicacién entre la fractura y la matriz es

pobre.

Tipo 3: Las fracturas contribuyen a la permeabilidad en yacimientos con alta porosidad
capaces de producir aun sin la presencia de fracturas. Estos tipos de yacimientos son
generalmente mas continuos y tienen buenos gastos de produccion durante largos periodos
de tiempo. Sin embargo, pueden presentar relaciones complejas de permeabilidad

direccional, generando dificultades durante la fase de recuperacion secundaria y mejorada

Tipo 4: Las fracturas no proporcionan porosidad o permeabilidad adicional, sino que crean
gran anisotropia al yacimiento, actuando como barreras para el flujo de fluidos. Debido a
que la contribucion de las fracturas a la permeabilidad del yacimiento es negativa, en la

Figura 14 estos yacimientos se grafican cerca del origen.

Tipo G: Considera los yacimientos de gas fracturados no convencionales, tales como los

yacimientos de gas metano asociado a capas de carbén (CBM por sus siglas en inglés), y
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para los yacimientos de gas y condensado fracturados. La mayoria de los yacimientos de
Tipo G pertenecen o se aproximan a la clasificacion de Tipo 2.

Tipo M: Estos yacimientos poseen alta porosidad y permeabilidad en la matriz, de manera
que las fracturas abiertas pueden mejorar la permeabilidad, sin embargo, en estos

yacimientos las fracturas naturales a menudo complican el flujo de fluidos formando
barreras de flujo.

Todo

fracturas

100 % kf

Tipo 1

Disminuye el efecto de la matriz

@ Aumenta el efecto de las fracturas

100 % ki, °® Tipo 4

100 % ¢, Porosidad total, % 100 % ¢¢
Todo
matriz

Figura 14.Distribucién esquematica de tipos de yacimientos naturalmente fracturados (Adaptada de
Nelson (2001)).

Permeabilidad total, %

Adicionalmente a la clasificacion de YNF de Aguilera (1999) y Nelson (2001), Biryukov y
Kuchuck (2012) dividieron los YNF en cuatro categorias: 1. YNF continuos (doble-
porosidad), 2. YNF discretos, 3. YNF compartamentalizados, 4. Yacimientos de cuencas
fracturadas no convencionales. Su division se bas6 en simulaciones y el desempefio de
yacimientos, asi como la interpretacion de pruebas de presion transitorias. De acuerdo con
Kuchuck et al. (2015), el comportamiento de las pruebas de presion transitoria en YNF esta

predominantemente controlado por las propiedades de fractura: distribucion, conectividad,
conductividad y densidad.
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3.3 Recuperacion primaria, secundaria y mejorada de los YNF

Como se describié anteriormente las propiedades de las fracturas de los YNF pueden
cambiar durante las etapas de recuperacion primaria, secundaria y mejorada, debido a
cambios de presién y procesos diagenéticos, lo cual mejora o afecta la porosidad y el campo
de permeabilidad del yacimiento. En cada una de dichas etapas, uno o0 mas mecanismos
de produccion de YNF pueden contribuir a la explotacion del yacimiento, como se muestra
en la Figura 15 (Lemonnier y Bourbiaux 2010). De acuerdo con Aguilera (1998) las fracturas
en los YNF pueden tener un efecto positivo, neutro o negativo en la explotacion del
yacimiento, dependiendo de si éstas estan abiertas, parcialmente mineralizadas o
totalmente selladas, respectivamente. En esta seccién se presentardn los principales
efectos de las fracturas en la explotacion de YNF, durante sus diferentes etapas de

produccién.

Drene Gravitacional
Difusién
Empuje Reimbibicion

por gas GOC

woc

por Agua

Figura 15. Principales mecanismos de produccién en yacimientos naturalmente fracturados
(Tomado de Lemonier y Bourbiaux 2010).

3.3.1 Recuperacion primaria

Como se puede ver en la Figura 16, la recuperacion primaria es la etapa inicial en la
explotacion de un yacimiento petrolero, en la cual, la produccion de hidrocarburos se da
mediante la energia natural del yacimiento, como: expansion del sistema roca-fluidos,

empuje por entrada de agua, empuje por gas disuelto liberado y gas libre, y drene
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gravitacional. Durante esta etapa, el factor de recuperacion de aceite de un YNF esta en el
rango de 10-35 %, dependiendo de la mojabilidad de la roca, los mecanismos de produccién
presentes y sobre todo del tipo de YNF bajo estudio (Aguilera 1999; Beliveau et al. 1991).
Existen diferencias fundamentales entre la recuperacién de hidrocarburos de YNF y no
fracturados. La capilaridad es la causa principal de esta diferencia. Especificamente, la
diferencia en la presién capilar de la matriz y las fracturas tiene un efecto significativo en la
recuperacion de los YNF (Firoozabadi 2000).

Recuperacion

Convencional 1y e— v
| :
Flujo Natural | o Levantamiento
Secundaria Artificial
| I
v | L v
Inyeccion | R Mantenimiento
de Agua -» lerciaria de Presion
|
v v v v
r Quimicos Térmicos Miscibles Otros: MEOR, Eléctricos,
Surfactantes l Mecanicos (con vibraciones,
v pozos horizontales)
Polimeros = | L ‘
Ectimulacion 7 .
= Llngull ! Combustion Vapor 0 Agua v v v
lcal con Vapor o Inyeccior in-situ Caliente p e =
il Ciclica de Vapor sk £Y; S S
Inertes Miscibles
Nanoparticulas T
Desplazamiento
con Espumas

Figura 16.Clasificacién tradicional de los métodos de recuperacion (modificado de Lake et al.
1992).

Cuando se inicia la explotacién de un YNF, la produccién de HCs provendra principalmente
de la red de fracturas, por lo cual, la compresibilidad total de los fluidos y de la roca
fracturada, son factores clave que impactan la recuperacion primaria de HCs. La duracion
de esta primera etapa de produccién depende de la diferencia en magnitud de la presién
inicial del yacimiento y la presién de saturacion (o punto de burbuja) (Lemonnier y Baurbiaux
2010). Durante esta etapa, las propiedades de las fracturas tienen un efecto importante en
la produccion de un YNF. Generalmente, una alta permeabilidad de las fracturas y gran
densidad de fracturas bien interconectadas, incrementan la productividad de los pozos,
sobre todo cuando el pozo atraviesa una fractura (Khelifa et al. 2014). En estas

circunstancias se requerira de un menor nimero de pozos en la recuperacion primaria.

Por otro lado, la alta permeabilidad direccional de las fracturas ocasiona que normalmente
los YNF exhiban una gran anisotropia en la permeabilidad horizontal, lo cual a su vez

genera anisotropia en el flujo de fluidos dentro del yacimiento (Hidayati at al. 2000). Esta
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situacion podria ocasionar que los pozos productores del yacimiento presenten diferentes
indices de productividad, asi como una irrupcién temprana del agua y el gas que desplazan
al aceite a través de las fracturas. Adicionalmente, durante la produccién primaria de un
YNF es importante tener un correcto balance entre la presién del yacimiento y los gastos
de produccion. De este modo se podra mantener una relacion-gas-aceite (RGA) tan baja
como sea posible, asi como evitar el cierre de las fracturas, lo cual alteraria su impacto en

las diferentes etapas de produccion.

3.3.2 Recuperacion secundaria

Una vez que la energia natural del yacimiento se ha agotado o no es suficiente para
mantener los gastos de produccion dentro de los rangos establecidos, de manera
cronoldgica se recurre a la implementacién de métodos de recuperacion secundaria (ver
Figura 16). Estos métodos consisten en inyectar fluidos inmiscibles, (generalmente gas,
agua y combinacion gas-agua) a fin mantener la presion del yacimiento y favorecer la
presencia de algunos mecanismos de produccion (p. ej. imbibicion, segregacion

gravitacional).

Cuando se inyecta agua en un YNF ésta fluye preferentemente por la red de fracturas,
estableciendo una condicion de frontera en los bloques de matriz de alta saturacion de
agua. Bajo esta condicién, el desplazamiento del aceite de la matriz por inyeccién de agua
se debe a tres mecanismos: 1) imbibicidbn espontanea capilar; si la matriz es mojada por
agua, 2) desplazamiento viscoso bajo el gradiente de presién generado por flujo en las
fracturas, 3) efectos gravitacionales ligados a la diferencia de densidad entre el agua y el
aceite (Lemonnier y Bourbiaux 2010). La produccion de aceite por imbibicion de agua es
eficiente en YNF fuertemente mojados por agua con bloques de matriz pequefios, donde la
fuerza capilar es fuerte (Salehi et al. 2008). Sin embargo, Firoozabadi (2000) cita ejemplos
de campos de YNF con mojabilidad intermedia, donde la inyeccién de agua resulté ser muy
eficiente, a pesar de que las pruebas de laboratorio de imbibicion espontanea, mostraron
una recuperacion de aceite muy baja. De acuerdo con Aguilera (1999), la inyeccion de agua

puede incrementar el factor de recuperacion (FR) de un 10 al 15 % del OOIP.

En la inyeccion de gas, el principal mecanismo de produccién es el drene gravitacional, el
cual conduce el aceite de la matriz hacia la red de fracturas. Durante este proceso, se debe
mantener la presion del yacimiento cerca de la presion de miscibilidad gas-aceite (Johns et

al. 2004). De este modo se disminuyen las fuerzas capilares gas-aceite, que retienen el
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aceite dentro de los blogques de matriz, debido a que la fase liquida siempre moja la
superficie del medio poroso. Adicionalmente, la difusion e intercambios termodinamicos
gas-aceite, conducen a la expansién o vaporizacién del aceite, lo cual contribuye a una
recuperacion adicional del aceite de la matriz (Lemonnier y Bourbiaux 2010). En la inyeccién
de gas, la recuperacién por flujo viscoso en la fractura, es menos importante que en la
inyeccion de agua, debido a la baja viscosidad del gas, por lo cual, generalmente se
desprecia, excepto en medios pobremente fracturados. El aumento en el FR por inyeccién
de gas puede ser del 5 al 10 % del OOIP (Aguilera 1999).

En la recuperacion secundaria de YNF, las fracturas también tienen un efecto significativo,
ya que pueden ocasionar la canalizacién de fluidos a través de minifracturas, fallas y
fracturas de alta permeabilidad, dando como resultado una pobre eficiencia de barrido del
yacimiento y, por lo tanto, una baja recuperacion de hidrocarburos (Mercado et al. 2005).
Adicionalmente, la anisotropia en la permeabilidad, ocasiona la canalizacion de los fluidos
inyectados alo largo de las fracturas, evitando contactar el aceite de la matriz y ocasionando
la irrupcién temprana de los fluidos inyectados. Al igual que en la recuperacion primaria de
YNF, la mojabilidad, la existencia de continuidad capilar (funcién de transferencia bloque a
blogue) y el intercambio entre los bloques de matriz y las fracturas, son también elementos
clave durante la recuperacion secundaria de YNF (Lemonnier y Bourbiaux 2010; Beliveau
et al. 1991).

3.3.3 Recuperacion mejorada

La recuperacion mejorada (EOR, por sus siglas en inglés) es la recuperacion de aceite que
se obtiene al inyectar materiales que normalmente no estan presentes en el yacimiento, o
gue pueden estar presentes en el yacimiento, pero se inyectan a condiciones especificas,
a fin de alterar las propiedades fisico-quimicas del sistema roca-fluidos (Rangel 2012).
Comunmente la EOR se refiere a la Ultima etapa de recuperacién de hidrocarburos (Figura
16), sin embargo, la EOR se puede implementar en cualquier etapa de produccion del
yacimiento. Los métodos de EOR de inyeccidn de gas miscibles, quimicos o térmicos, son
métodos factibles para la producciéon de YNF complejos, ya que mejoran los mecanismos
de produccién presentes en el yacimiento (Lemonnier y Bourbiaux 2010). Manrique et al.
(2006) presentaron una revision de experiencias de campo sobre EOR en YNF de
carbonatos de los Estados Unidos. Las experiencias fueron sobre los métodos de: inyeccion
de CO0,, inyeccion de polimeros, inyeccion de vapor y combustion in-situ; a partir de las

cuales, los autores concluyeron que la inyeccion de €0, fue el método de EOR dominante.
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Diferentes métodos de EOR en YNF han sido evaluados a escala de laboratorio, pero rara
vez se han aplicado a escala de campo, debido principalmente al riesgo econémico que
implican y al escalamiento del fenémeno, de escala de laboratorio a escala de yacimiento
(Bourbiaux et al. 2016; Ferng 2012; Singh y Mohanty 2016; Lemonnier y Bourbiaux 2010).
En la fecha de publicacion del trabajo de Manrique et al. (2006), los autores sefialaron que
el futuro tecnolégico de la EOR tanto para areniscas como para YNF, se debe centrar en el
desarrollo de dos principales areas de investigacion: 1) Componentes organicos con
propiedades alcalinas para mejorar las formulaciones quimicas usadas en EOR, 2)
Nanofluidos capaces de modificar de manera controlada las propiedades roca-fluido y
fluido-fluido, y que también se comporten como surfactantes. Como se mencioné en la
seccidn 2.2, las investigaciones realizadas durante las Ultimas dos décadas sobre el uso de
nanofluidos como método de EOR y de su interaccion con el sistema roca-fluidos, muestran

el gran potencial que tienen las NPs para incrementar el FR en los YNF.

3.4 Enfoques de simulacion

El desarrollo de un campo petrolero, asi como la implementacion de métodos de
recuperacion secundaria o mejorada, tiene un costo muy elevado y un grado de
incertidumbre muy alto. Por tal motivo, es necesaria la simulacion numérica de yacimientos
(SNY) para estimar el comportamiento de los yacimientos bajo diferentes esquemas de
produccion o inyeccion-produccion. La SNY permite estimar de manera precisa aspectos
cruciales para el desarrollo de un yacimiento, tales como: el calculo de perfiles de
produccién, asi como costos operacionales, gastos en capital y la evaluacion de riesgos.
En la actualidad, los resultados obtenidos de la SNY son utilizados para la toma de
decisiones importantes en el desarrollo de yacimientos, como la eleccién del mejor método
de recuperacion (técnico y econdémico) para un yacimiento dado. La SNY se ha convertido
en una herramienta de administracion de yacimientos en todas las etapas de la vida del
yacimiento y particularmente en los YNF (Lemonnier y Bourbiaux 2010). A continuacién, se

presentan los principales métodos utilizados en la SNY para el modelado de YNF.

3.4.1 Modelo continuo de doble porosidad

El modelo continuo de doble porosidad fue propuesto inicialmente por Barenblatt et al.
(1960) para estudiar el comportamiento del flujo de un fluido ligeramente compresible a
través de un medio fracturado. En su trabajo, los autores separaron el flujo a través del

medio fracturado, como: flujo dentro de la red de fracturas y flujo en la matriz, y modelaron

36



el intercambio de fluidos en estado pseudo - estacionario entre estos dos medios, mediante
una funcion de transferencia. Posteriormente Warren y Root (1963) aplicaron este concepto
para modelar el comportamiento de la presion (respuesta transitoria de prueba de presion)
en un YNF o vugular, el cual produce a gasto constante. En su modelo tomaron en cuenta
la compresibilidad de la fractura y despreciaron el flujo entre los bloques (van Golf-Racht
1982). Asi mismo, consideraron los bloques de matriz como homogéneos e isotrépicos, las
fracturas uniformemente espaciadas, todas interconectadas, y de espesor constante. La
Figura 17 muestra la idealizacion del modelo continuo de doble porosidad de Warren y Root
(1963), la cual visualiza el sistema poroso como dos continuos distintos; la fractura con baja
capacidad de almacenamiento, pero alta capacidad de flujo, y la matriz con alta capacidad

de almacenamiento y baja capacidad de flujo (Farhad 2008).

o 7
S \\\\\\\\//4/

Vigulos  Matriz Fractura Matriz ~ Fractura

Yacimiento real Modelo de simulacién
del Yacimiento

Figura 17. Idealizacion de un sistema fracturado (Warren y Root 1963).

Las ecuaciones 6 y 7 en variables adimensionales, corresponden al caso de flujo radial en
un yacimiento de doble porosidad (Warren y Root 1963). La primera de estas dos
ecuaciones, gobierna el flujo de fluidos en el sistema de fracturas y la segunda en el sistema
de matriz (funcién de transferencia). Estas dos ecuaciones contienen dos parametros
adimensionales. El primero es el coeficiente de flujo interporoso (1), que es una medida de
la facilidad de flujo del fluido de la matriz hacia la red de fracturas (Ec. 8). El segundo es la
capacidad de almacenamiento de las fracturas (w), el cual determina el volumen de liquido
existente en la red de fracturas. Warren y Root (1963) concluyeron que estos dos
parametros son suficientes para caracterizar el comportamiento de medios de doble

porosidad. La forma dimensional en diferencias finitas de las Ec. 6 y 7 dara como resultado
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las ecuaciones de un simulador de flujo monofasico en un yacimiento de doble porosidad
(Pallav 2003).

) a0 e 6
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Kazemi et al. (1976) extendieron el modelo Warren y Root (1963) para flujo de dos fases
(aceite-agua) y resolvieron de manera numérica el sistema en tres dimensiones, mediante
el método de diferencias finitas. Su modelo considera la movilidad relativa de los fluidos, la
segregacion gravitacional (entre celdas de la malla), la imbibiciébn y variacion en las
propiedades de la formacion. Thomas et al. (1983) desarrollaron un modelo trifasico y
tridimensional, para un simulador totalmente implicito de YNF, capaz de simular el flujo de
agua, aceite y gas, con base en el modelo de doble porosidad. El modelo de Warren y Root
(1963) ha sido adoptado como el modelo subyacente de todos los simuladores comerciales
de YNF, incluyendo los composicionales multifasicos tridimensionales (Lemonnier vy
Bourbiaux 2010). Recientemente, este modelo ha sido objeto de muchos estudios,
especialmente en el modelado de la funcién de transferencia (flujo en estado transitorio) y
el factor de forma. El modelo fractal ha eliminado las tres hipotesis en que se basa el
modelo de Warren y Root (1963), permitiendo que las fracturas no estén uniformemente
distribuidas, ni todas interconectadas, ni a una sola escala. Sin embargo, este modelo

todavia no ha sido implementado numéricamente de manera comercial.

3.4.2 Modelo continuo de doble-porosidad/doble-permeabilidad

De acuerdo con Blaskovich et al. (1983), en la mayoria de los YNF reales, el flujo de fluidos

se presenta en las fracturas, entre las fracturas y la matriz, y entre los bloques de matriz.
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Por tal motivo, los modelos descritos anteriormente, no son suficientemente flexibles para
modelar sistemas donde el flujo de fluidos a través de los bloques de matriz es significativo,
es decir, en medios donde la conductividad de la fractura no es necesariamente muy alta.
En este entendido, para tomar en cuenta el flujo entre bloques de matriz, dentro de cada
celda de la malla y entre celdas de la malla, es necesario utilizar los modelos de doble-
porosidad/doble-permeabilidad (DP/DK). Estos modelos fueron desarrollados inicialmente
por Blaskovich et al. (1983) y Hill y Thomas (1985), quienes presentaron la fisica y aspectos
numéricos del enfoque de modelo continuo DP/DK. A diferencia del modelo de doble
porosidad, en el modelo de doble permeabilidad se agregan dos términos en la ecuacion
de flujo de la matriz, uno es el flujo matriz-a-matriz y el otro es la contribucién al gasto del
pozo por parte de la matriz (Gilman y Kazemi 1988). De acuerdo con Gilman y Kazemi
(1988) el modelo DP/DK se debe utilizar cuando se tiene poca densidad de fracturas o para

simulaciones de drene gravitacional. Esta formulacion es util para YNF Tipo 3 de Nelson.

Actualmente el enfoque DP/DK estd disponible en la mayoria de los simuladores
comerciales de YNF. Gilman y Kazemi (1988) emplearon el concepto del modelo DP/DK
con refinamiento de la malla de los bloques de matriz y con conexién de estos Unicamente
en direccién vertical, para tomar en cuenta de manera precisa los efectos gravitacionales,
tanto en la fractura como en la matriz. Adicionalmente a los modelos continuos (DP, DP/DK)
comUnmente usados en la simulacion de YNF, existen otros llamados multi-continuos, los
cuales son usados para describir el flujo entre continuos con diferentes tipos de porosidades
(Wu et al. 2011; Chai et al. 2018). Por ejemplo, en el caso de YNF vugulares carbonatados,
es importante identificar la porosidad correspondiente a los vagulos, la fractura y la matriz,
a fin de hacer una correcta estimacién de las reservas, la curva de declinacion y los
comportamientos de produccién acumulada. Por tal motivo, se requiere de modelos de triple
porosidad (6 multi-continuos) para modelar por separado el comportamiento de los
diferentes medios porosos, pero que interactan entre si, y donde el flujo primario, ademas
de presentarse en la red de fracturas, también pueda presentarse a través del sistema de
vagulos (Camacho et al. 2005). Estos modelos de triple o multiple porosidad no estan

disponibles en los simuladores comerciales.
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3.4.3 Modelos de representacion explicita de fracturas (DFN, DFM)

Los modelos continuos de doble porosidad descritos anteriormente (\Warren y Root, 1963;
Kazemi et al. 1976; Thomas et al. 1983) son adecuados para YNF con fracturas conectadas
de pequefia escala, uniformemente distribuidas y de espesor constante. Sin embargo,
dichos modelos estan limitados en su capacidad para representar medios con fracturas
pobremente interconectadas, donde su distribucién sigue un comportamiento de ley de
potencias y la apertura de las fracturas esta positivamente correlacionada con la longitud
de la fractura (Geiger et al. 2009a), o bien, en la representacion de YNF con pocas fracturas
de gran escala, las cuales pueden dominar el flujo de fluidos en el yacimiento (Jiang y Yunis,
2016). Recientemente, estas limitaciones se han superado mediante enfoques que simulan
directamente el flujo en un medio de fracturas discretas, las cuales se generan mediante
software de caracterizacion de fracturas, sin ninguna homogenizacion previa. Estos
enfoques pueden ser el modelo de Red de Fracturas Discretas (DFN, por sus siglas en
inglés) o el modelo de Fracturas y Matiz Discretas (DFM, por sus siglas en inglés)

(Lemonnier y Bourbiaux 2010).

De acuerdo con Dershowitz et al. (2004), el enfoque DFN puede ser definido como: “el
analisis y modelado que incorpora explicitamente la geometria y las propiedades de
fracturas discretas, como un componente central que controla el flujo y el transporte”. En
estos modelos, no se considera flujo a través de la matriz y se asume que todo el fluido esta
contenido dentro de la red de fracturas (Berre et al. 2019). A diferencia de los modelos
continuos donde se promedian las propiedades de las fracturas en propiedades efectivas
sobre los bloques de malla, en los modelos DFN todas las propiedades como
transmisibilidad, almacenamiento, tamafio y orientacién, se le asignan a cada una de las
fracturas (McClure and Horne 2013; Tarahhom 2008). Adicionalmente, en este modelado
las ecuaciones de flujo de fluido se resuelven en cada fractura individual (McClure and
Horne 2013). En la Figura 18 se puede observar la gran capacidad de los modelos DFN
para representar las fracturas del medio poroso fracturado original, pero no se considera

transferencia de fluidos entre matriz y fractura.

40



A Exactitud en la representacion
de fracturas

Medio poroso fracturado original

Modelo DFM

Modelo Multi-continuo
Exactitud en la

— representacion del
Modelo de un solo continuo medio

v

Figura 18. Precisién en la representacion de un medio poroso fracturado real, mediante los
diferentes modelos de simulaciéon de medios porosos fracturados (Tomado de Berre el al. 2019).

En los modelos DFN los sets de fracturas se pueden generar de manera deterministica,
definiéndolas explicitamente (ubicacién, orientacién, dimensiones) a través de datos
sismicos, o bien, de manera estocastica, analizando propiedades de las fracturas (altura,
longitud, apertura, orientacién y espaciamiento) junto con alguna regla de escalamiento
estadistica que define la arquitectura de la fractura. Algunas de las ventajas de DFN es que
permiten describir la canalizacion de fluidos como consecuencia de fracturas cercanas entre
si, pero que no estan interconectadas hidraulicamente, ademas de su capacidad para
manejar con mayor precision los esfuerzos de la roca (Gholinezhad et al. 2018). Sin
embargo, a pesar de sus ventajas y ofrecer una imagen mas realista de un YNF, uno de los
mayores inconvenientes de DFN es la gran cantidad de informacion requerida, la cual
generalmente no esta disponible, y la gran demanda computacional para el manejo de las
fracturas (Tarahhom 2008).

Por otro lado, los modelos discretos matriz-fractura (DFM) consideran la presencia de flujo
tanto en la fractura como en la matriz (Flemisch 2018), ver Figura 18. La idea principal de
los modelos DFM es reducir la dimensién de las fracturas, de d a d — 1 (representandolas

como lineas en 2D y como superficies en 3D) disminuyendo asi el costo computacional.
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Los modelos DFM tienen dos ventajas comparadas con los modelos de doble porosidad.
La primera es que se puede simular de manera precisa la contribucion de fracturas
individuales al flujo de fluidos, es decir, ya no es necesario calcular permeabilidades
efectivas o usar funciones de transferencia y factores de forma. La segunda es que los
métodos son relativamente eficientes computacionalmente, comparados con modelos de
fracturas completas en 3D, debido a que las fracturas con alta relacién de aspecto con
aperturas muy pequefias, no necesitan ser discretizadas como volumen (Geiger et al.
2009a).

Adicionalmente, el método de DFM puede proporcionar soluciones de referencia para
validar o calibrar las formulaciones de transferencia matriz-fractura, utilizadas en los
simuladores de doble porosidad (Lemonnier y Bourbiaux 2010). Sin embargo, para hacer
pleno uso de simulaciones DFM y resolver los patrones de fractura, con el nivel de detalle
necesario de la geologia del yacimiento, se requiere una gran cantidad de informacion, que
normalmente no esta disponible, asi como un gran poder de cédmputo en paralelo (Geiger
et al. 2009a). En este sentido, Geiger et al. (2009b) presentaron una implementacién en
paralelo de un nuevo método para simulaciones DFM, que lo hace adecuado para estudiar
esquemas de EOR en YNF. Por otro lado, algunos autores han desarrollado enfoques
hibridos alternativos, los cuales combinan las ventajas de los modelos multi-continuos (triple
porosidad/doble permeabilidad) y los modelos DFM (Jiang y Younis 2016). En estos
enfoques hibridos, las fracturas de gran escala se modelan mediante DFM y para capturar

la alta densidad de fracturas pequefias, se emplean los modelos multi-continuos.
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4 Revision de la literatura

En este capitulo se describen estudios experimentales sobre el cambio de mojabilidad, la
reduccién de la tension interfacial (Tl), la presion de disociacion estructural y de la EOR por
efecto de diferentes tipos de NPs en rocas carbonatadas mojadas por aceite. En la segunda
parte de esta seccion, se presentan los trabajos de modelado matematico de nanoparticulas
a través de medios porosos homogéneos y fracturados. Aunque en el presente trabajo el
modelado de las nanoparticulas se realiza mediante un simulador comercial, es importante
comprender los fundamentos fisico-mateméticos de la inyeccién de NPs como método de
EOR. Finalmente, se presentan los trabajos de SNY sobre el uso de nanofluidos en nicleos

de carbonatos como método de EOR.

4.1 Estudios experimentales

Safari y Jamialahmadi (2013) investigaron los efectos de nanoparticulas de silice
lipofébicas-hidrofilicas (Si0, LHPN) en rocas carbonatadas mojadas por aceite, los cambios
resultantes en mojabilidad y los efectos de recuperacién mejorada. Para las pruebas de
desplazamiento utilizaron nicleos de un yacimiento carbonatado irani, con porosidad del
15 % y permeabilidad de 0.2 md. El aceite empleado se obtuvo de un yacimiento del Golfo
Persa, con una densidad de 897.101 kg/cm3 (26 °API). La concentracion de la salmuera
para la saturacién de agua critica fue de 200,000 ppm (salinidad real del yacimiento),
mientras que la empleada para el desplazamiento con nanofluido, usando salmuera como
fluido base, fue de 42,000 ppm. Los experimentos se realizaron a temperatura ambiente, la

presion de sobrecarga se ajusté a 1000 psi y el gasto de inyeccion fue de 0.1 cm3 /min.

Las pruebas de angulo de contacto al agua (6,,), mostraron que inicialmente los nucleos
eran débilmente mojados por aceite. Después del desplazamiento con LHPN, se observo
gue los valores de 6,, disminuyeron conforme aumenté la concentracion de NPs. Para una
concentracion de 0.5% p/p de LHPN, 6,, alcanzoé el valor de 0°, cambiando la mojabilidad
de la roca a un estado de mojabilidad al agua. Los autores observaron que el factor de
recuperacion después del desplazamiento con salmuera fue de 44%, mientras que la
adicion de nanofluido al 0.01, 0.05, 0.1 y 0.5% p/p incrementaron la recuperacion en 5.8%,
9.1%, 20.3% y 6.5%, respectivamente. Estos resultados indican que una mojabilidad neutra

y débilmente mojada por agua, produce mas aceite que las rocas mojadas por agua.
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En este trabajo también se observé que las rocas con mojabilidad neutra, muestran menor
saturacion de aceite residual. Los autores concluyen que este comportamiento se debe a
que, en las rocas con mojabilidad neutra, tanto el agua como el aceite estan presentes en
poros pequefios y grandes, asi como en las gargantas y huecos, por lo cual, la presion
capilar es muy baja y el aceite fluye con mayor facilidad. Adicionalmente, se concluy6 que
la forma escalonada obtenida de las curvas de recuperacién de aceite, se debe a que la
alteracion de la mojabilidad es un proceso dinamico resultado de la adsorcién de las NP’s.
Por tal motivo, el cambio en la mojabilidad y el aumento en la recuperacién de aceite, se

dan gradualmente.

Finalmente, los autores concluyen que la mojabilidad al agua aumenta a medida que
aumenta la concentracién de LHPN y que la concentracion dptima de NPs es de 0.1% p/p.
Esto debido a que produjo el mayor aumento en el factor de recuperacion de aceite (20.3 %)

con una mojabilidad de la roca del tipo débilmente mojada por agua (6,, = 30.2°).

Nazari et al. (2015) realizaron un estudio comparativo, mediante métodos cualitativos y
cuantitativos, sobre el cambio de mojabilidad en rocas carbonatadas usando diferentes
nanoparticulas previamente investigadas en la literatura (Zr0,, CaCO0s, TiO,, SiO,, MgO,
Al,04, Ce0, y CNT (nanotubos de carbono)). El aceite utilizado se obtuvo de un yacimiento
del Golfo Persa, con cantidad considerable de asfaltenos (10% p/p) y una viscosidad de
64 cSt @ 70 °C. El aceite fue diluido inicialmente con Keroseno en una relacion 50/50 v/v
para los experimentos de mojabilidad, alcanzando una densidad de 0.861 g/cm3. Asi
mismo, se utilizd salmuera del Golfo Persa con una salinidad de 30,000 ppm y una
viscosidad de 2 cp. Los sustratos empleados para evaluar el cambio de mojabilidad de
carbonatos mojados por aceite, asi como los nulcleos utilizados en las pruebas de:
imbibicién, desplazamiento y de presion capilar; se obtuvieron de afloramientos de un
yacimiento cercano, con porosidad y permeabilidad promedio de 12.48% y 0.21 md,

respectivamente.

Las mediciones del &ngulo de contacto salmuera/decano, de sustratos mojados por aceite
y tratados con cada uno de los nanofluidos, mostraron que solo cinco nanoparticulas (Zr0,,
CaC0s, CNT, TiO,, Si0,) cambiaron la mojabilidad de la superficie hacia una tendencia de
mayor mojabilidad al agua. A partir de estas observaciones, los autores evaluaron el
comportamiento de las nanoparticulas de CaC05, TiO,, Si0,, en el cambio de mojabilidad
con diferentes salinidades (30,000,80,000,100,000y 120,000 ppm). Los resultados

mostraron que, a mayor salinidad la mojabilidad al agua disminuyd, y aunque la respuesta
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de los nanofluidos de Ti0O, no estuvo en niveles deseables, los de CaC0; y Si0, maostraron

un buen desempefio con las salinidades propuestas.

Las pruebas de imbibicion mostraron que cuando se utilizo fluido base (sin nanoparticulas),
la recuperacion méaxima de aceite fue del 5% del OOIP, lo cual probé la tendencia de la
roca hacia mayor mojabilidad al aceite. La imbibicion con nanofluido de CaC0; mostr6 una
recuperacion de 20 % del OOIP, lo cual representa un 15 % adicional respecto a la
imbibicion con fluido base. Por otro lado, la recuperacion méaxima de aceite por imbibicion
del nanofluido de Si0,, fue del 30% del OOIP, sin embargo, la velocidad de produccion de

aceite fue menor.

El desempefio de los nanofluidos de CaC0O5; y Si0O, como método de EOR, fue evaluado
posterior al desplazamiento primario de aceite con salmuera. Para ello, se inyectaron dos
volimenes porosos (VP) de nanofluido y después de un tiempo de remojo de 24 h, se
realizé el desplazamiento con salmuera. Los resultados (similares para ambos nanofluidos)
mostraron que con el desplazamiento primario se recupero alrededor del 60% del OOIP y
después del tratamiento con nanofluido se obtuvo un 9% adicional del OOIP. Los autores
concluyeron que la recuperacion de aceite del nacleo tratado con Si0, fue mayor, aunque
mas lenta y requirid de la inyeccion de ocho VP de salmuera, mientras que la recuperacion
ultima del nucleo tratado con nanofluido de CaC 05 se obtuvo después de la inyeccion de un
VP.

Para evaluar el efecto del tratamiento con nanoparticulas de CaC05 en la mojabilidad de la
superficie, se midié la presion capilar del drene primario, antes y después del tratamiento.
Los resultados mostraron que después del tratamiento con nanofluido, la saturacién de
agua irreductible y la presién de entrada, aumentaron. Asi mismo, se observé que, para
una saturaciéon dada, la presion capilar después del tratamiento, aumentd6 como
consecuencia de una mayor presion del aceite para entrar en los poros. Con base en estas
observaciones, los autores concluyen que, después de la inyeccion de nanofluidos la

mojabilidad de la superficie de la roca cambi6 a una mayor mojabilidad al agua.

Adicionalmente, los autores calcularon la presion de separacién estructural de las NPs de
Si0, cerca del vértice entre el aceite y la roca, y encontraron que para el tamafio promedio
de las NPs de 35 nm, la presion de disociacion cerca del punto de contacto fue mayor a

7 psi. De acuerdo con los autores, esta fuerza puede ser suficientemente grande para iniciar
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el llamado flujo de Marangoni? hacia el vértice y desprender el aceite de la superficie de la
formacion. Finalmente, se midid el &ngulo de contacto al decano, pero esta vez el sustrato
mojado por aceite se sumergidé en agua destilada y se le coloc6é una gota de decano. A
continuacion, se agreg6 nanofluido de CaC05 y se evalué la respuesta instantanea de éste
en el cambio de mojabilidad de la superficie. Los resultados mostraron que las
nanoparticulas pueden cambiar la mojabilidad de una superficie mojada por aceite, tan
pronto como entren en contacto con ésta, lo cual prueba la capacidad de las NPs de

esparcirse rapidamente en la superficie.

Roustaei et al. (2015) investigaron el efecto de NPs hidrofilicas de silice en la EOR de
ndcleos de carbonatos mojados por aceite. Las muestras de nlcleos se obtuvieron del
yacimiento de aceite Asmari, al sur-oeste de Iran, con una porosidad y permeabilidad
promedio de 16.032% y 6.906 md, respectivamente. El aceite utilizado se obtuvo de un
campo en Khuzestan, el cual contiene alrededor de 1% p/p de asfaltenos, una viscosidad
de ~11.014 cp y una gravedad API de 33. La salinidad de la salmuera utilizada en los
experimentos fue de 5% p/p, con una densidad y viscosidad de 1.05 g/cm3 y 1.09 cp,

respectivamente.

Los autores determinaron que la concentracién éptima de NPs de silice en los nanofluidos,
para la alteracion de la mojabilidad y cambio de la tensién interfacial agua-aceite, es de
4 g/L. Asi mismo encontraron que se requiere de un minimo de 60 min como tiempo de
afiejamiento para el cambio de mojabilidad. Por otro lado, los autores encontraron que
después del desplazamiento con agua, la inyeccion de 1 VP de nanofluido (NF) incrementd
la recuperacion de aceite de un 9 — 12 %. Posteriormente, dejaron afiejar los nlcleos por
24 h y desplazaron con agua, observando una recuperacion adicional de 16 — 17 %. La
recuperacion total de aceite de los ndcleos alcanzé del 67 — 76 %, de los cuales, la EOR

por medio de nanofluidos, fue de 25 — 29 %.

De acuerdo con estos resultados observados, los autores concluyeron que las NPs de silice
pueden cambiar la mojabilidad de las rocas carbonatadas de fuertemente mojadas por

aceite a fuertemente mojadas por agua. Ademas, dicho cambio de mojabilidad se da

2 Flujo ocasionado por un gradiente de tension interfacial (T1), el cual va desde la regién de menor a
la de mayor TI (Tupayachi 2019). En la presion de disociacion estructural, la region del vértice en el
contacto trifasico, es la zona con mayor TI, lo cual ocasiona que las NPs fluyan hacia este punto,
ocasionando la separacion del aceite de las pardes del medio poroso.
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mediante un proceso de adsorcién rapido, el cual requiere de al menos 1 h. Finalmente,
mencionan que las NPs de silice tienen una gran capacidad para la recuperacion de aceite
de yacimientos carbonatados. De acuerdo con los autores el aumento en la tension
interfacial favorece el aumento en la presion capilar y por tanto el cambio en la mojabilidad

hacia una tendencia de mojabilidad al agua.

Safari et al. (2015) realizaron experimentos de desplazamiento con salmuera y con NPs de
Si0, a diferentes concentraciones en nucleos de carbonatos, a fin de simular el
comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa, usando el método de ajuste
historico. Las nanoparticulas utilizadas fueron del tipo LHPN recubiertas por grupos
carboxilicos, lo cual favorecié la estabilidad del nanofluido y evitd su asentamiento. Se
utilizé un aceite de un yacimiento del Golfo Persa, con densidad de 897.101 kg/m3 (26.08
°API), mientras que las salmueras utilizadas para la saturacion y las pruebas de
desplazamiento fueron de 200,000 y 42,000 ppm, respectivamente. La porosidad vy

permeabilidad de los nucleos empleados fue de 15% y 0.2 md, respectivamente.

A partir de los estudios experimentales, los autores obtuvieron curvas de recuperacion de
aceite, las cuales mostraron una forma escalonada debido a la adsorcion de NPs, lo cual
indica el continuo cambio de la mojabilidad de la roca, de mojada por aceite a mojada por
agua. Para el caso de inyeccion de agua, la recuperacion de aceite fue de un 31%
aproximadamente, mientras que para el caso de inyeccion de nanofluidos, con una
concentracion de 0.1% p/p, la recuperacion fue de 37%, lo cual representa un incremento
en el factor de recuperacion de aproximadamente 6 %. En relacién con las curvas de
permeabilidad relativa, se observd que, con el cambio de mojabilidad del carbonato, las
curvas de permeabilidad relativa y los puntos finales se desplazaron hacia la derecha.
Ademas, la curva de permeabilidad relativa al agua se reclin6 y la permeabilidad relativa al

aceite tom6 una tendencia lineal.

Amedi y Ahmadi (2016) investigaron los efectos de nanoparticulas de silice hidrofilicas en
el comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa agua-aceite, como método de
EOR a condiciones de yacimiento. En los experimentos de desplazamiento se utilizaron
nucleos de roca de un yacimiento de carbonatos (tight oil) ubicado en el estado de
Khuzestan de Irdn y con mojabilidad al agua. Adicionalmente, se utiliz6 una muestra de
aceite extra ligero de 43 °API proveniente de campos de aceite iranies. Para prevenir el

efecto de digitacion en las pruebas, el gasto del fluido inyectado se estableci6 en
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1 cm3/min, mientras que la presion y temperatura de las pruebas fueron de 1750 psi y

100 °C, respectivamente (condiciones de yacimiento).

Los autores obtuvieron las curvas de permeabilidad relativa a partir de pruebas de
desplazamiento con salmuera y con nanofluido a diferentes concentraciones de NPs de
silice (0.15, 0.30, 0.60 y 1.0% p/p). A partir de dichas curvas, se observdé que a mayor
concentracion de NPs, el punto de cruce de las curvas de permeabilidad relativa y la
permeabilidad relativa al aceite aumentaron, como consecuencia de una mayor mojabilidad
al agua. Asi mismo, con la concentracion maxima de NPs de 1.0% p/p, se observo un
aumento en la produccion de aceite de 9.26 % respecto al desplazamiento con salmuera, y
por lo tanto la saturacion de aceite residual disminuyd. Basdndose en estas observaciones,
los autores concluyen que a mayor concentraciéon de NPs de silice en el nanofluido, se

tendra como resultado una mayor producciéon de aceite.

Al-Anssari et al. (2016) realizaron experimentos para evaluar la eficiencia en la alteraciéon
de la mojabilidad, por medio de nanofluidos de silice, en superficies de calcita mojadas por
aceite y de mojabilidad intermedia. Los experimentos se realizaron a condiciones ambiente
y los pardmetros evaluados fueron: la concentracion de las NPs, la salinidad del nanofluido,
el tiempo de exposicion durante el tratamiento de la superficie y la reversibilidad de la
adsorcion de las NPs. Los resultados obtenidos mostraron que, bajo ciertas condiciones los
nanofluidos pueden cambiar la mojabilidad de la calcita, de mojada por aceite a fuertemente
mojada por agua. El cambio en el &ngulo de contacto al agua (6,,) después de una hora de
exposicion del sistema roca-aceite-nanofluido, fue de 122° a 30°, y después de tres horas

alcanzb6 los 18°.

Los autores observaron que a mayor tiempo de exposicion del nanofluido a la superficie de
calcita, se tiene mayor disminucién en 6,,. Esto como consecuencia de una mayor adsorcion
de las NPs a la superficie. Durante la primera hora de exposicibn se alcanzé
aproximadamente 84% del cambio total de mojabilidad y para la segunda y tercera hora se
alcanz6 ~95% de cambio total. A partir de estos resultados, los autores concluyeron que la

muestra alcanza su capacidad de adsorcion después de tres horas de exposicion.

Posteriormente, la superficie tratada con nanofluido se lavé con acetona y/o agua
desionizada (DI) y se midi6 nuevamente el angulo de contacto al agua. Los resultados
mostraron una disminucion de 15° en 6,,, respecto al valor medido con la superficie tratada

con nanofluidos. De acuerdo con los autores, esta disminucidon es minima en relacién con

48



el cambio de mojabilidad generado por los nanofluidos, por lo cual, se concluy6 que la
adsorcion de las nanoparticulas fue practicamente irreversible, lo cual concuerda con las

observaciones realizadas por Ju y Fan (2009) en superficies de areniscas.

Las mediciones del angulo de contacto como funcién de la concentracion de NaCl,
mostraron que para un nanofluido con agua DI como fluido base, el cambio de mojabilidad
fue minimo. Mientras que, a medida que se aumentd la concentracién de electrolitos, el
cambio en la mojabilidad de la superficie fue significativamente mejorado hacia una
tendencia de mojabilidad al agua. Pese a que el aumento en la salinidad incrementa la
eficiencia en la alteracién de la mojabilidad, valores de salinidad mayores al 10% p/p
reducen el potencial Z, lo cual aumenta el ritmo de aglomeracion y precipitacién de las
nanoparticulas. Estos resultados muestran que existe una salinidad 6ptima, similar a la
hallada en la formulacion de surfactantes. En su trabajo, los autores encontraron que para

un nanofluido de Si0, al 2% p/p, la concentracion Optima de NaCl estéa en el rango de 3 —
8% p/p.

Aungue a mayor concentracion de NPs se espera mayor eficiencia en el cambio de
mojabilidad, también se puede tener un alto costo asociado y la reducciéon de la
permeabilidad del yacimiento. Por tal motivo los autores investigaron la concentracién de
NPs minima-efectiva para el cambio de mojabilidad. Sus resultados mostraron que una
concentracion de NPs del 1% p/p, cambia la mojabilidad a débilmente mojada por agua,
esto es una disminucion del 50 % en el angulo de contacto al agua inicial de 120°. Mientras
gue con una concentracion de 2 % p/p, se cambio la mojabilidad a fuertemente mojada por
agua, lo cual representa un cambio de ~63% respecto al &ngulo inicial. A partir de estas
observaciones, los autores concluyeron que la minima concentracion efectiva de

nanoparticulas esta en el rangode 1 — 2 % p/p.

Finalmente, debido a que la inyeccién de nanofluidos en el medio poroso involucra los
fendmenos de adsorcion-desorcidn-transporte de NPs, los autores evaluaron si el uso
repetido de nanofluidos cambia su efectividad. Los resultados mostraron que no hay
diferencias significativas en el angulo de contacto al agua, cuando se trat6 la superficie de

calcita con nanofluidos frescos o usados.

Al-Anssari et al. (2018) investigaron el cambio de mojabilidad en superficies de calcita
mediante mediciones del angulo de contacto en sistemas decano-salmueray C0,-salmuera

a condiciones de vyacimiento. Las variables consideradas en su estudio son: la
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concentracion de nanoparticulas, el tiempo de exposicion, la adicion de surfactantes (SDS,
dodecilsulfato de sodio), la salinidad y la presion. Los autores encontraron que los
nanofluidos de silice pueden cambiar la mojabilidad de una superficie de calcita mojada por
aceite a una fuertemente mojada por agua a condiciones de yacimiento. Ademas, los
nanofluidos de silice (p. €. Si0, al 0.2%p/p) con nanoparticulas dispersadas
eficientemente en una formulacion de salmuera con SDS al 0.5 CMC (concentracion micelar
critica), son estables contra la aglomeracion y sedimentacién (potencial z < —35mV) a
pesar de la alta salinidad (NaCl,5 % p/p), siendo capaz de reducir significativamente el
angulo de contacto al agua (6,,) de 151° a 82°, a condiciones de yacimiento de 49.85°C y
1740.45 psi.

Después de tratar las muestras de calcita con nanofluidos a las mismas condiciones (323 K,
12 MPa, 1 h de inmersidn), con diferentes concentraciones de nanofluido (0.01, 0.10 y 0.50
% p/p de NPs en SDS (0.5 CMC), en NaCl al 5 % p/p), los autores observaron que la
adsorcion de NPs fue practicamente irreversible, en las muestras nanomodificadas con
nanofluidos de baja concentracion de Si0, (< 0.01 % p/p), para valores elevados de presion
(2900.75 psi) y temperatura (49.85 °C). Por otro lado, para nanofluidos con concentraciones
de NPs > 0.1 % p/p de SiO, y con valores de presion de 1015.26 — 2175.57 psi, se tiene
presencia de desorciobn de NPs, debido a que estas se aglomeran rapidamente en la
superficie, sin embargo, no se observé desorcion significativa adicional por encima de los
2175.57 psi. Los autores observaron que un sustrato de calcita tratado con un nanofluido,
es capaz de conservar su cambio de mojabilidad (fuertemente mojada por agua) cuando es
expuesto a condiciones de yacimiento de 2,175 psi y 69.85°C y con valores altos de

salinidad del agua expuesta a la superficie (hasta 30 % p/p de NaCl).

Por otro lado, el tiempo de exposicion del nanofluido al sustrato, juega un rol crucial en la
eficiencia del nanofluido, particularmente para nanofluidos de baja concentracion de NPs.
Por ejemplo, para un nanofluido con alta concentracion de NPs (Si0, al 0.5% p/p) el mayor
cambio en la mojabilidad de la superficie ocurrié durante la primera hora de exposicion (6
se redujo 98°), mientras que con un nanofluido de baja concentracién de NPs (0.1% p/p
Si0,), se requirid de 5 h de exposicion para lograr la misma reduccion en el angulo de
contacto. Finalmente, los autores hallaron que agregar la cantidad adecuada de surfactante
SDS, puede mejorar significativamente la estabilidad del nanofluido a pesar de las

concentraciones de sal en el fluido base.
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Sepehri et al. (2019) realizaron pruebas de desplazamiento, con y sin nanofluidos de Si0,,
en nucleos de un yacimiento carbonatado de aceite del Sur de Irdn no fracturado. En los
experimentos se evaluo el efecto de las NPs en el cambio de mojabilidad y reduccién de la
tension interfacial como mecanismos de EOR. El tamafio de las NPs de silice comerciales
utilizadas en los experimentos, estan en el rango de los 20 a los 70 nm y se les atribuye
una distribucién normal. Los autores encontraron que el radio de las gargantas de poro de
la muestra de carbonato utilizada esta en el rango de 8.0 x 10° a 5.2 x 10* nm; por lo cual
se puede anticipar que durante el transporte de NPs en el medio poroso algunos poros se
pueden bloquear debido al taponamiento por las NPs mas grandes. La porosidad y
permeabilidad de las muestras de nucleo utilizadas son de 15 % y 16 md, respectivamente.
La salinidad de la salmuera utilizada para la saturacion de agua irreducible fue de 8% p/p
mientras que el aceite utilizado para saturar el nicleo fue un aceite composicional de
27.3 °API. Las pruebas de desplazamiento se realizaron bajo dos escenarios, en el primero
se inyectaron seis volumenes porosos (VP) de salmuera, y en el segundo se inyect6 un VP
de salmuera, seguido de un VP de nanofluido y finalmente cuatro VP de salmuera.

En sus estudios los autores hallaron que la adherencia de NPs de silice en la superficie de
los poros (debido a la diferencia de carga superficial entre éstas), puede conducir al cambio
de mojabilidad de la superficie de la roca carbonatada, de mojado por aceite a mojado por
agua. Las mediciones de angulo de contacto mostraron que inicialmente, la superficie
porosa era mojada por aceite, con un angulo de contacto al agua (6,,) de 140.34 °. Después
de inyectar 0.5 VP de nanofluido, la mojabilidad al agua aumenté, disminuyendo el angulo
de contacto al agua, a un valor de 6,, = 98.6 °. Finalmente, después de 1.0 VP de nanofluido
inyectado, se complet6 el proceso de alteracion de mojabilidad, alcanzando un angulo de
contacto al agua de 6,, = 47.53°, es decir, la roca cambié su mojabilidad a mojada por
agua. Otro efecto observado por los autores fue la disminucién de la tensién interfacial en
la superficie aceite/agua, a medida que se aumento la concentracion de las NPs, pasando
de 26.3 mN/m para una concentracion de cero, hasta 7.9 mN/m a una concentracion de
6 g/L. Finalmente, mediante los experimentos de desplazamiento realizados, se observo
que con el escenario que contempla la inyeccion de nanofluidos como método de EOR, la
recuperacion de aceite incrementé en un 9.1% respecto a la obtenida mediante el

desplazamiento con salmuera.

En la Tabla 3 se muestra una sintesis de los estudios experimentales de inyeccion de

nanofluidos en nucleos de carbonatos como método de EOR, asi como de los estudios
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sobre el efecto de las nanoparticulas en el cambio de mojabilidad de rocas carbonatadas,
los cuales han sido descritos a detalle previamente. Ademas de los estudios
experimentales, Safari et al. (2015) simularon el comportamiento de las curvas de
permeabilidad relativa en nucleos de carbonatos, para diferentes concentraciones de
nanoparticulas de silice, usando el método de ajuste histérico. Por su parte, Sepehri et al.
(2019) realizaron el primer estudio de modelado numérico y simulacién de inyeccion de
nanofluidos como método de EOR en un nucleo de carbonato mojado por aceite. Estos dos

ultimos trabajos, se describen a detalle en la seccion de estudios de simulacion.

52



Tabla 4. Resumen de estudios experimentales de inyeccion de NPs en nucleos de carbonatos como método de EOR y de alteracién de la
mojabilidad en rocas carbonatadas por efecto de adsorcion de NPs.

Parametros
Experimentales

Autor

Tipo de NP de
Si0, y tamafio
promedio
(nm)
Presion de la
prueba
(psi)
Temperatura
(°C)

Tipo de fluido
mojante

Densidad del
crudo
(°API)

Viscosidad del
crudo

(cp)

Concentraciones

de NPs

(% p/p)
Salinidad de la

salmuera

(% p/p)

Saturacion inicial

de agua (%)

Permeabilidad de

la roca
(mD)
Porosidad
(%)

Safariy

Jamialahmadi

(2013)

LHPN (14)

400

Tamb

Aceite crudo

26

0.1

4.2

28.10

0.2

15

Nazari M.et al.
(2015)

(30 — 40)

600
70
Aceite

crudo/Keroseno
(50/50)

32.8

3652 (Py
T@c.e.)

11.70
0.24

13.20

Roustaei et al.
(2015)

Hidrofilicas
(20 — 70)

Pamb

Tamb

Aceite crudo

33

11.014 @ 68°F

0.4

16

rocas carbonatadas

*Safari et
al. (2015)

LHPN (14)

Aceite
crudo

26.08

0.01, 0.05,
0.1,y 0.5

4.2

28.1

0.2

15

Amediy
Ahmadi
(2016)

Hidrofilicas

1750

100

Agua

43

0.15, 0.3, 0.6
y 1.0

25.4

1.3

15

Al-Anssari et al.
(2016)

Hidrofilicas
(5-15)

Pamb

Tamb

N-decano

05-4

Al-Anssari et al.
(2018)

Hidrofilicas (5 —
15)

14.5,1,450.38,
2900.75

22.85,49.85,
69.85

N-decano

0.05—-0.5
0.2
0—20
con SDS al
0.5CMC

Estudios experimentales de NPs de Si0, empleadas en para alterar la mojabilidad y aumentar la recuperacién de aceite en

**Sepehri et al.
(2019)

(20 — 70)

100
25

Aceite crudo

27.3

30.3 (@ 15.5°C
— 0.1 MPa)

0.2

20
16

15
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Mojabilidad /
Angulo de
contacto inicial
Mojabilidad
después del
tratamiento /
angulo de
contacto
resultante
Gasto de
inyeccion
(cm? /min)
Recuperacién

Mejorada (EOR)
(%)

Mojado por
aceite / 124°

Mojado por
agua/ 30.2°

0.1

20

Mojado por aceite
/122°

Mojabilidad
neutra / Menor a
90°

0.03

7.7

Mojada por
aceite / 145°

Mojabilidad al
agua/ 50°

0.33

9-12 y
16 —17
adicional
después de
afiejar por 24 h

Mojado por Mojada por Mojada por
aceite/- agua/- aceite/122°
Fuertemente
] Fuertemente mojada por agua/
Mo;:dl?apor mojada por 30° después de 1
9 agua h/ 18° después
de3h
0.1 0.1 =
6.06 9.26 -

Mojada por
aceite/151°

Fuertemente
mojada por
agua/82°

Mojado por
aceite/ 140.34

Mojado por agua/
47.53

0.2

8—-10

*Realiza la simulacion numérica para validar resultados experimentales; **Propone modelo y realiza simulacion numérica para validar estudios

experimentales.
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4.2 Modelado matematico de la recuperacion mejorada de aceite por medio

de nanoparticulas

En la Figura 19 se muestran las tendencias de articulos publicados sobre investigacion de
nanotecnologia aplicada a la industria petrolera. Como se puede observar, los estudios
publicados en esta area han crecido rapidamente, incluso durante los periodos de baja
actividad de la industria petrolera (Agista et al. 2018). No obstante, el ndmero de
publicaciones referentes al estudio tedrico o modelado matematico es menor, en
comparacion con las investigaciones experimentales. Por tal motivo, es importante sefialar
que la implementacién eficiente de EOR mediante NPs, ademas de los estudios
experimentales analizados anteriormente, requiere del correcto entendimiento del
modelado matematico del flujo de nanofluidos en medios porosos. Se debe mencionar que
el simulador comercial empleado en la presente investigacién no considera las ecuaciones
descritas a continuacion. Sin embargo, el estudio y analisis de dichas ecuaciones permite
realizar consideraciones adecuadas para el modelado y simulacién en el software
comercial, a fin de evaluar diferentes pardmetros, tales como: tipos de nanoparticulas,
concentraciones, la cantidad de NPs adsorbidas, escenarios de inyeccion-produccion,
reduccion de la porosidad y la permeabilidad, etc. De este modo se podra obtener el mejor
escenario técnico-econémico para la inyeccion de NPs como método de EOR, en
comparacion con un enfoque totalmente experimental, en el cual, algunos de estos

parametros no se pueden evaluar cuantitativamente.

Experimental s Theoretical

Number of Published Papers

A ———

2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

Year

Figura 19. Articulos cientificos publicados de aplicaciones de nanotecnologia en la industria

petrolera (tomado de Agista et al. 2018).
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4.2.1 Modelo matematico del transporte de nanoparticulas en medios porosos

Ju et al. (2002) fueron los primeros en presentar un modelo matematico unidimensional de
dos fases, que considera el transporte y adsorcion de NPs de Si0, de tipo hidrofébicas y
lipofilicas (HLP), asi como el cambio de mojabilidad de la superficie porosa de una arenisca
mojada por agua de baja permeabilidad, a fin de mejorar la inyeccion de agua. Los autores
simularon y ajustaron sus trabajos experimentales en nucleos, para predecir el desempefio
de la inyeccion de agua, asi como los cambios en porosidad y permeabilidad, después del
tratamiento con NPs. Ju et al. (2006) emplearon el modelo descrito previamente para
evaluar la inyeccién de NPs LHP como método de EOR en nucleos de areniscas mojados
por aceite. Posteriormente, Ju y Fan (2009) unificaron los modelos antes mencionados para
predecir el desempefio del transporte de NPs y sus efectos en el flujo de dos fases a través

de una arenisca con distribucion aleatoria de poros.

Estos modelos constituyen la base para determinar el transporte de NPs en medios porosos
y fueron generalizados en el modelo de Ju et al. (2012) para aplicaciones a escala de
campo, el cual se describe a continuacion (para mayor detalle ver el apéndice A). En el
modelo se realizaron las siguientes consideraciones: (1) El flujo es isotérmico, (2) La
arenisca y los fluidos son compresibles, (3) El medio poroso es heterogéneo, (4) El flujo de
fluidos en el medio poroso sigue la Ley de Darcy, (5) La fuerza gravitacional es considerada,
(6) La viscosidad y la densidad del aceite y el agua son constantes y son fluidos
Newtonianos. En primer lugar, ya que el flujo de fluidos en medios porosos sigue la Ley de
Darcy, las ecuaciones gue gobiernan el flujo multifasico, de agua y aceite ligeramente
compresibles, de fluidos Newtonianos, se representa mediante las ecuaciones 10 y 11,

respectivamente.

k- kyy d (- Sy
v (BW-MWVCDW)”W_E( B, ) 10
k- ko d d)'So)
. 1) = —
v (Bo-uov °>+q" at( B, 11

Los términos @, y @, estan definidos como:

D, =po+Vo-2 12
Dy =Pw+Yw Z=Po+Pewo+ Vw2 13
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Donde t es el tiempo, ¢ es la porosidad, k es la permeabilidad absoluta, k.., B, 1, q, S,y p
son la permeabilidad relativa, el factor de volumen, la viscosidad, el gasto de produccién o
inyeccion, la saturacion y la presion, respectivamente, de cada una de las fases definida
por los subindices o y w corespondientes al aceite y al agua, p,. es la presién capilar. Para

flujo de las fases aceite y agua, la suma de sus saturaciones es igual a uno.

Debido a que el tamafio de las NP se encuentra en la escala nanométrica, se considera la
difusién Browniana. Por lo tanto, la ecuacion que describe el transporte de NP en el medio
poroso, conocida como la ecuacion de conveccion-difusion-adsorcion, se expresa mediante
la Ec. 14. De acuerdo con las propiedades o el tipo de NP, estas pueden estar presentes
ya sea en la fase aceite o en la fase agua. Si se tienen NP hidrofébicas (HLP), estas se
encontrardn presentes en la fase aceite (en la Ec. 14 | = 0) y si se tienen NP hidrofilicas
(LHP), estas se encontraran presentes en la fase agua (en la Ec. 14 | = w). Usualmente

estas ultimas son utilizadas en los procesos de EOR.

a(¢S,C) ac; ac; a¢,
ot +ulxg+ulya+ulzg

[a< S,D acl)+a( S,D acl>+a< S,D aCl)]+R =0 14
ax¢llXax ayd)llyay aZ¢llZaZ 1 —

Donde C; es la concentracion de NPs en la fase [, D; es el coeficiente de dispersion de NPs

en la fase [, y R; es la taza neta de pérdida de NPs en la fase L.

A medida que las NPs son transportadas por el flujo de fluidos dentro del yacimiento, estas
pueden adsorberse en las paredes del medio poroso, o bien, quedar atrapadas en las
gargantas de los poros. Ademas, debido a fuerzas hidrodinamicas, las NPs retenidas en el
medio poroso, se pueden desorber o desbloquear y luego posiblemente adsorberse o
quedar atrapadas en otras paredes u otras gargantas del medio poroso, respectivamente.
Por lo tanto, la taza neta de pérdida de NPs en la fase [ de la Ec. 14, es definida mediante

la modificacién de Ju et al. (2002) como:

Oy 0y

R =— 4+t
=% T o

15

Donde v; es el volumen de NPs en contacto con la fase [ adsorbidas en la superficie de los

poros por unidad de volumen de roca, v, es el volumen de NPs en contacto con la fase [
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atrapadas en las gargantas de los poros por unidad de volumen de roca, debido a

taponamiento por efecto de aglomeracion de NPs.

De acuerdo con resultados experimentales de Gruesbeck y Collins (1982), el flujo de fluidos
dentro del medio poroso tiene una velocidad critica, por debajo de la cual Unicamente puede
ocurrir retencion de NPs, y por encima de la cual se presentan de manera simultanea la
retencion y el arrastre de NPs. Ju et al. (2012) presentaron un modelo modificado de
Gruesbeck y Collins (1982) para la depositacion superficial, el cual se expresa de la

siguiente manera:

oy (g uC ,cuando U < U
ot g Cp — ag v (U — uy) ,cuando u; > Uy, 16

La condicioén inicial de la Ec. 16 es:
v=0,t=0 17

Enla Ec. 16, a,; Y a.; son coeficientes de retencion superficial y arrastre de NPs en la fase
[, respectivamente y u;. es la velocidad critica del flujo para que la fase [ arrastre NPs (Ju
et al. 2012).

La ecuacion que describe el atrapamiento de NPs en las gargantas de los poros, en la fase

[, esta dada por:

o

wFral ap u Gy 18

Donde a,; es una constate para el bloqueo de la garganta del poro. La condicion inicial de

la ec. 18 es:

v =0,t=0 19

Mientras las NPs son transportadas en el medio poroso, la adsorcion de estas en las
paredes de los poros y el bloqueo de las gargantas de los poros, ocasionan cambios en la
porosidad y en la permeabilidad del yacimiento. De acuerdo con Ju et al. (2002) la ecuacion

para calcular los cambios en la porosidad local instantanea es:
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6 =(g0- ) ¢) 20

Donde, ¢, es la porosidad inicial y ) A¢ representa la variacion de porosidad por adsorcion

y desorcion de NPs en el medio poroso.

Adicionalmente, Ju et al. (2002) definieron la expresion para calcular los cambios en la
permeabilidad local instantdnea debido a la adsorcion y bloqueo de NPs en el medio poroso,

CcOoMmo.
k = ko[(1 = ks + fo/d0]" 21

Donde k, es la permeabilidad inicial, k y ¢ son la permeabilidad y la porosidad locales
instantaneas del medio poroso, respectivamente, k; es una constante para la filtracion de
fluidos permitida por los poros taponeados, y f es la fraccion del area de seccién transversal

original abierta al flujo (Ju et al. 2002).

Ju et al. (2012) resuelven el modelo descrito mediante el método de diferencias finitas. Los
autores emplearon el método Implicit-Pressure/Explicit-Saturation (IMPES) para resolver
las ecuaciones de presion-saturacion (Ec. 10 y 11) y el método explicito para la solucién de
la ecuacién de conveccion — difusion — adsorcién (Ec. 14) (el procedimiento se detalla en el
apéndice A). Resultados numéricos del presente modelo para incrementar la capacidad de
inyeccion de agua, han mostrado un buen ajuste con datos de campo de un pozo en una
arenisca del Este de China, lo cual valida el modelo matematico descrito (Ju et al. 2012).
Por otro lado, la simulacién de inyeccion de NPs como método de EOR en un nulcleo de
arenisca mojada por aceite, también validaron el modelo, mostrando un buen ajuste con los
datos experimentales. Sin embargo, los resultados obtenidos mediante simulacion, de la
recuperacion mejorada de aceite en una prueba de campo real, podrian ser mayores a los
obtenidos en campo, debido a heterogeneidades del yacimiento y una eficiencia
Volumétrica de Barrido (VSE, por sus siglas en inglés) menor a uno (Ju et al. 2012). El
modelo de Ju et al. (2012) es uno de los primeros modelos utilizados para realizar
simulaciones a escala de yacimiento, el cual ha sido utilizado por Sepehri et al. (2019) en
nucleos de carbonatos y validado con datos experimentales, cuyos resultados se analizan

en la seccién 4.3.
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Ademas del modelo de Ju et al. (2012) descrito anteriormente, se han realizado muchos
intentos para modelar el transporte de NPs en medios porosos tomando como base la
ecuacion de Adveccién-Dispersion (ADE, por sus siglas en inglés). En su forma més simple,
para tomar en cuenta el transporte de NPs y la adsorcion de estas, a la ADE se le agrego
el término de adsorcién de NPs. La ecuacién que expresa el flujo de NPs en una sola fase

a través del medio poroso, tomando en cuenta el fenémeno adsorcion, es:

6C+pbas_ 9’c  acC
ot T por “oxz ‘ox 22

a2¢c , . . ., .. . ., .,
Donde D -2 s el término de dispersion, D el coeficiente de dispersion, C la concentracion

ac . . . . L .
de NPs, v~ €s el término de adveccion, v la velocidad del nanofluido. El término adicional

a la ADE que describe la adsorcion de NPs en las paredes de los poros es %%, donde p,,

es la densidad bruta del medio poroso, ¢ la porosidad y s la concentracion de NPs
adsorbidas en la superficie de los poros. El término de adveccién describe el transporte de
NPs debido al movimiento del nanofluido, como funcién de la velocidad y la concentracion.
La dispersion describe la tendencia de las NPs a propagarse y mezclarse, debido a difusion

molecular y al gradiente de velocidad (Agista, 2017).

El término de adsorcion o de pérdida de NPs, es de gran importancia para la prediccion del
flujo de NPs en el medio poroso. Por tal motivo, muchos investigadores han estudiado y
calculado el término de adsorcibn mediante isotermas de adsorcion, entre los cuales se
pueden destacar los de la Tabla 4. A partir de las isotermas de adsorcion de la Tabla 4, se
han realizado diferentes modificaciones y suposiciones para tomar en cuenta la adsorcion
reversible e irreversible durante el flujo de NPs. Numerosos modelos han sido desarrollados
con base en diferentes suposiciones tales como: El modelo de filtracion coloidal, el de
filtracion coloidal con bloqueo de sitio, el modelo de filtracién coloidal con desprendimiento,
el modelo cinético de Langmuir y el modelo de doble sitio (Zhang 2012). En el presente
trabajo, la adsorcion de NPs se puede modelar en el simulador comercial empleado,

mediante la isoterma de adsorcion de tipo Langmuir.
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Tabla 5 Modelos de isotermas de adsorcion (Lazo et al. 2008).

Modelo Término de pérdida de NPs
Lineal Pp 0s
=2 =k,C
oot PC
Langmuir Pp0s _ qmk,Ce

¢ at 1+k,C,

Freundlich ds 1
/;Tba = kFC;l,n > 1

4.2.2 Modelo matematico para describir el transporte de nanoparticulas en medios

porosos fracturados

Recientemente, EI-Amin et al. (2017) desarrollaron un modelo para describir el transporte
de NPs en medios porosos fracturados y heterogéneos, como método de EOR, empleando
el modelo de fracturas discretas (DFM). EI modelo matematico considera el transporte de
NPs con un flujo de dos fases inmiscibles e incompresibles. Las NPs estan presentes
Unicamente en la fase agua y son de un solo tamafio. El sistema de ecuaciones esta
conformado por la ley de Darcy, la saturacién de agua, la concentracion de NPs, la
concentracion de NPs adsorbidas en las paredes de los poros y la concentracion de NPs
atrapadas en la garganta de los poros. Ademas, la porosidad y la permeabilidad varian
debido a la adsorcién y atrapamiento de NPs en las paredes y las gargantas de los poros,
respectivamente (EI-Amin et al. 2017). A continuacién, se describen las principales

ecuaciones del modelo de El-Amin et al. (2017).

En el modelo DFM las fracturas de un YNF se representan explicitamente, por lo cual, el
dominio se descompone en el dominio de matriz, Q,, y el dominio de la fractura, Q. La
ecuacion de saturacion en el dominio de la matriz del modelo de EI-Amin et al. (2017), esta

dada por:

aSW,m
bm ot -V Aw,me ' pr,m =qwm 23

En el medio poroso fracturado, la ecuacion de saturacién se modifica para hacer el
acoplamiento entre la presion y la saturaciéon (EI-Amin et al. 2017). La ecuacién de

saturacion en el sistema de fracturas esta dada por:
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aS
¢f avz’f -V Aw,fo ’ pr,f = qw,f + Qw,f 24

Donde S,,, 1,,, p, Y g, Son la saturacion, la movilidad, la presion y el gasto masico,
respectivamente, correspondientes a la fase agua. Q,, representa la transferencia de masa
de la fase agua a través de la interfaz matriz-fractura y K es el tensor de permeabilidad. Los

subindices m y f corresponden al medio matriz y fractura, respectivamente.

La ecuacion que describe el transporte de NPs en el dominio de la matriz, esta dada por:

aS,, mC
bm % +V- (uw,mcm — OmSwmD - ch) =Ry +0Qcm 25
Donde, C,, es la concentracion de NPs en el dominio de la matriz, u,, ,,, es la velocidad del
agua en la matriz, R, es la taza neta de pérdida de NPs en el dominio de la matrizy Q. ,,
es el ritmo de cambio de volumen de NPs, pertenecientes al término fuente/sumidero, en el

dominio de la matriz.

Por otro lado, la ecuacién que describe el transporte de NPs en el dominio de la fractura,

esta dada por:

9S,,7C
b5 g; LV (WG = @S D VC;) = Ry + Qe + Qe 26

Donde, Cr es la concentracion de NPs en el dominio de la fractura, u,, s €s la velocidad del
agua en la fractura, Ry es la taza neta de pérdida de NPs en el dominio de la fractura, Q. f
es el ritmo de cambio de volumen de NPs, pertenecientes al término fuente/sumidero, en el
dominio de la fractura 'y Q.,, s representa el ritmo de cambio de volumen de NPs a través

de las interfaces matriz-fractura.

Para eliminar la restriccion debido a los cambios rapidos de presion y saturacion por efectos
de capilaridad y de las concentraciones en la matriz o la fractura, EI-Amin et al. (2017)
utilizaron en sus simulaciones la técnica de mudltiples escalas de tiempo. Los autores
emplearon un paso de tiempo grande en el dominio de la matriz, mientras que uno mas
pequefio en el de las fracturas. Ademas, utilizaron el esquema IMPES-IMC (Implicit

Pressure Explicit Saturation — Implicit Concentration) para resolver las ecuaciones que
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gobiernan el transporte de NPs en medios porosos fracturados, y utilizaron el método CCFD
(Cell — Centered Finite Difference) para la discretizacion espacial. A partir de estudios
numeéricos, los autores encontraron que las NPs en suspension acuosa se transfieren
rapidamente a través de las fracturas. Este fendmeno favorece la distribucién de agua en
los yacimientos fracturados de aceite y por lo tanto la EOR en este tipo de yacimientos por
medio de NPs (El-Amin et al. 2017).

4.3 Estudios de simulaciéon

Safari et al. (2015) simularon el comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa en
ndcleos de carbonatos, para diferentes concentraciones de nanoparticulas de silice, usando
el método de ajuste histérico. En su trabajo, los autores realizaron una serie de pruebas de
desplazamiento con y sin nanofluido, a fin de obtener los datos de produccion de aceite y
agua. Con esta informacién, alimentaron al simulador Sendra y reprodujeron los trabajos
experimentales, hallando asi, las curvas de permeabilidad relativa por efecto del nanofluido.
Las nanoparticulas utilizadas en la preparacion de los nanofluidos a diferentes
concentraciones (0.01, 0.05, 0.1, y 0.5), fueron del tipo LHPN recubiertas por grupos
carboxilicos, a fin de obtener suspensiones mas estables y evitar su asentamiento. El
aceite, con densidad de 897.101 kg/m3 (26.08 °API), se obtuvo de un yacimiento del Golfo
Persa, mientras que las salmueras utilizadas para la saturacién y las pruebas de
desplazamiento fueron de 20%p/p y 4.2%p/p, respectivamente. La porosidad y

permeabilidad de los nucleos empleados fue de 15 % y 0.2 md, respectivamente.

A partir del set de curvas de permeabilidad relativa obtenido mediante simulacion (Figura
20), los autores observaron que cuando la mojabilidad del carbonato cambié de mojado por
aceite, a mojado por agua, las curvas de permeabilidad relativa y los puntos finales se
desplazaron a la derecha. Asi mismo, la curva de permeabilidad relativa al agua comenzdé
areclinarse y la de permeabilidad relativa al aceite mostré una tendencia de linea recta. En
relacion con las curvas de la recuperacion de aceite de la Figura 21, se observé que éstas
muestran forma escalonada (excepto la de desplazamiento con salmuera), debido a que
las nanoparticulas son adsorbidas durante la prueba y, en consecuencia, el angulo de
contacto cambia continuamente a lo largo del ndcleo durante la prueba. Finalmente, los
autores concluyen que es posible determinar mediante el método de ajuste histoérico, un
conjunto de curvas de permeabilidad relativa por desplazamiento con nanofluidos, el cual

es consistente con los resultados experimentales.
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Figura 20.Curvas de permeabilidad relativa estimadas mediante el simulador Sendra para
diferentes concentraciones de nanoparticulas (Tomada de Safari et al. (2015)).
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Figura 21. Comparacion de las curvas de recuperacion obtenidas mediante estudios
experimentales y de simulacion (Tomada de Safari et al. (2015)).

Sepehri et al. (2019) realizaron el primer estudio de modelado numérico y simulacién de
inyeccion de nanofluidos de Si0, como método de EOR en un sistema de carbonato mojado
por aceite, con porosidad del 15% y permeabilidad de 16 md. El modelo matemético
contempla el flujo de dos fases y supone: flujo isotérmico en una dimension, la roca y los
fluidos son compresibles, el medio poroso es heterogéneo, la Ley de Darcy gobierna el flujo
de fluidos en un medio poroso, la fuerza gravitacional se desprecia, la viscosidad y la
densidad varian con la presién y tanto el agua como el aceite se consideran fluidos

Newtonianos. Para predecir el comportamiento de la produccion mediante la inyeccion de
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nanofluidos, el simulador numérico desarrollado por los autores considera la alteracion de

la mojabilidad debido a la presencia de nanoparticulas hidrofilicas.

Los resultados de la simulacion para los casos de desplazamiento con salmuera y salmuera
més nanofluido (como método de EOR), muestran un error menor al 1 % en relaciéon con
los datos obtenidos experimentalmente, por lo cual, se considerd que el modelo propuesto
puede simular eficientemente las pruebas de desplazamiento realizadas en laboratorio. Con
el uso del simulador los autores evaluaron el efecto de la concentracion de NPs en la
recuperacion de aceite y hallaron que, a mayor concentracion, la recuperacion de aceite
aumenta, sin embargo, si la concentracion de NPs es mayor a 0.2% p/p, no se tiene un
aumento significativo en la recuperacion de aceite. También se observdé que a mayor
concentracion de NPs en la inyeccion de nanofluidos, se obtiene una mayor disminucién en
el corte de agua producido, debido al cambio en la mojabilidad de la roca hacia una
tendencia de mayor mojabilidad al agua.

El andlisis de sensibilidad para diferentes escenarios de inyeccion de volimenes porosos
(VP) de nanofluidos (con una concentracion de NPs = 0.2% p/p), mostré que después de
inyectar un VP de nanofluido, la superficie porosa se cubre completamente por las NPs
adsorbidas. Por tal motivo, la inyeccién adicional de VP de nanofluido no tiene efecto
significativo en la recuperacion de aceite. Por otro lado, cuando se inyecté nanofluido desde
el inicio del desplazamiento, la mojabilidad de la roca también se altera desde el inicio de
la inyecciéon, y por lo tanto, el porcentaje de recuperacion de aceite aumenta mas
rapidamente respecto a los escenarios anteriores. Sin embargo, el incremento en el
porcentaje de recuperacion de aceite final es practicamente el mismo. Los escenarios de
inyeccion también se evaluaron para una concentracion baja de NPs (concentracion de NPs
= 0.05% p/p) y se observo que, la mayor recuperacion de aceite y el minimo corte de agua,

se obtiene cuando se inyecta nanofluido desde el inicio del desplazamiento.

Los autores observaron que a medida que aumentan los VP inyectados o con mayores
concentraciones de NPs, la porosidad y la permeabilidad (normalizadas) en la vecindad del
punto de inyeccién son menores respecto a las observadas en los bloques cercanos al
blogue productor. En las Figuras 22 y 23, se muestra el cambio en porosidad y
permeabilidad, respectivamente; debido al aumento en volimenes porosos inyectados de
nanofluido con una concentracion de NPs = 0.2% p/p. Asi mismo, con el aumento de los
VP o con concentraciones mayores de NPs, las curvas de permeabilidad relativa muestran

mayor alteracion de la mojabilidad, las cuales alcanzan su mayor cambio al inyectar
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anicamente un VP de nanofluido. En la Figura 24 se observa el cambio en las curvas de
permeabilidad relativa a medida que aumentan la fraccidon de volumen poroso de nanofluido

inyectado, haciendo la roca fuertemente mojada por agua.
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Figura 22.Perfil de porosidad a diferentes VP de nanofluido inyectados (Tomada de Sepehri et al.

(2019)).
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Figura 24.Proceso de alteracion de la mojabilidad para diferentes fracciones de volumen de
nanofluido inyectado a una concentracion de NPs = 0.2% p/p (Tomada de Sepehri et al. (2019)).

Finalmente, como se muestra en la Figura 25, los autores hallaron que la taza neta de
pérdida de NPs a lo largo del nucleo (después de inyectar un VP de nanofluido a una
concentracion de NPs de 0.2% p/p), debido a adsorcion y atrapamiento de NPs, muestra
una reduccién continua desde un valor maximo en el bloque de inyeccion hasta un valor
minimo en el bloque productor. Estos resultados indican que, en los bloques cercanos al
punto de inyeccién, se tiene un mayor cambio en la mojabilidad y en consecuencia un mayor
dafio, lo cual ocasiona que una menor cantidad de NPs logre pasar a través del medio
poroso. Por lo tanto, la concentracién de NPs en suspension se reduce a medida que el

bache penetra en el nicleo, lo cual genera que la taza de pérdida de NPs se reduzca.
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Figura 25.Perfil de la taza neta de pérdida de NPs a lo largo del nucleo, para una concentracion y

diametro de NPs de 0.2 % p/p y 40 nm, respectivamente (Tomada de Sepehri et al. (2019))
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5 Modelado y simulacion de experimentos de laboratorio de
inyeccion de NPs

En este capitulo se utiliza el simulador de yacimientos STARS de CMG para reproducir los
trabajos experimentales de EOR, en nucleos de carbonatos, reportados por Sepehri et al.
(2019). Se selecciond este trabajo debido a que proporciona la informacion necesaria para
la construccion del modelo de simulacion, asi como para la simulacion del desplazamiento
con salmuera y con nanofluidos. Los resultados obtenidos con del presente estudio, se
podran comparar con los obtenidos en los experimentos y simulaciones de los autores, a
fin de evaluar la viabilidad del uso del simulador STARS en la simulacién de EOR por medio
de NPs. Ademas, permitiran identificar y cuantificar los parametros mas sensibles en este
método de EOR.

5.1 Trabajo experimental de pruebas de desplazamiento con y sin

nanofluidos en un ndcleo de carbonato (Sepehri et al. 2019)

Sepehri et al. (2019) realizaron estudios experimentales en un ndcleo de un yacimiento
carbonatado de aceite del Sur de Iran no fracturado, a fin de investigar el efecto de las
nanoparticulas de Si0, en las propiedades roca-fluidos (cambio de mojabilidad y reduccion
de la tension interfacial) y en la EOR a través de pruebas de desplazamiento. En sus
estudios, los autores también realizaron el modelado numérico y la simulacion de las
pruebas de desplazamiento con y sin nanofluido, considerando el cambio de mojabilidad
debido a las NPs. A continuacién, se detallan las propiedades de las nanoparticulas y de
los fluidos utilizados en los experimentos, asi como el procedimiento realizado en las

pruebas de desplazamiento.

5.1.1 Propiedades fisicas de las nanoparticulas de silice

En su estudio, los autores utilizaron nanoparticulas de silice comerciales con un diametro
en el rango de 20 a 70 nm. En la Figura 26 se muestra una imagen de microscopio
electronico de barrido (SEM, por sus siglas en inglés) de las nanoparticulas.
Adicionalmente, en la Figura 27 los autores muestran que las nanoparticulas tienen una
distribucion normal. La informacién bésica de las nanoparticulas utilizadas, se muestra en
la Tabla 5.

69



Figura 26.Vista de SEM de las NPs utilizadas en los estudios experimentales (Tomada de Sepehri
et al. 2019).
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Figura 27. Curva de distribucion del tamafio de la particula (Tomada de Sepehri et al. 2019).
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Tabla 6 Propiedades fisicas de las nanoparticulas de silice comerciales utilizadas

Parametro Unidad Valor
Tamafio de la particula nm 20—-70
Mojabilidad - Hidrofilica
Color - Blanco
Pureza % > 99.5%
Dispersa en - Agua
Densidad bruta g/cm3 ~ 0.10
Densidad verdadera g/cm3 ~ 2.4

Area superficial especifica (SSA) m? /g 160 — 600

5.1.2 Propiedades fisicas del medio poroso

Los estudios experimentales mostraron que la porosidad y la permeabilidad del nicleo
empleado, son ~15% y ~16md, respectivamente. En la Tabla 6, se muestran las

propiedades principales de las muestras de carbonato usadas en los experimentos.

Tabla 7 Propiedades de la roca carbonatada utilizada

Parametro Unidad Valor
Nombre de la muestra — C26-W2
Ubicacién - Sur de Irdn
Estructura — No Fracturada
Profundidad de toma de muestra m 2730
Longitud del nacleo cm 10

Area de la seccion transversal del nicleo cm? 8.6
Densidad de la roca g/cm3 2.56
Porosidad % 15
Permeabilidad md 16

Los autores realizaron diversos estudios experimentales de desplazamiento con
nanofluidos, a fin de verificar la capacidad de las nanoparticulas para mejorar la
recuperacion de aceite. Las pruebas de desplazamiento se realizaron bajo distintas
condiciones, tales como: diferentes gastos de inyeccion, distintos escenarios de inyeccion
agua/nanofluido y nanofluidos de inyeccion con concentraciones variables. Todos los
experimentos se realizaron a una presion inicial de 100 psi y una temperatura de 25 °C,
constantes. En la Figura 28 se muestra el diagrama esquematico del sistema empleado

para realizar las pruebas de desplazamiento, el cual consiste basicamente de una manga
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para sostener el nicleo, un medidor de presion, un regulador de contrapresion, valvulas,
controladores y bombas. La presion de confinamiento para la manga que sostiene el nlcleo,
debe ser de al menos 400 psi mayor que la presion de nucleo; en este caso la presion de

confinamiento fue de 600 psi.

Sistema de registro E i

de datos ———

Transductor /‘I\
Bomba de presién O \A-Pj
automatica 1 Agua Manga Contrapresién
a ——l— D:l[l:l II [ —
E Nanofluido
E i Sistema de
—=__ .| control de la
bomba 1 Bomba
automatica 2 1
Sistema de :
control de la i Separador
]
bomba 2 i

Figura 28. Diagrama esquematico del sistema para realizar las pruebas de desplazamiento.
5.1.3 Procedimiento experimental

Para poder realizar las pruebas de desplazamiento con salmuera y con nanofluido en el
ndcleo de carbonato, los autores realizaron el procedimiento descrito a continuacion para

preparar la muestra:

1. El nucleo en forma cilindrica se limpié y se secé utilizando un bafio ultrasénico y un
horno, respectivamente.
Con el nucleo seco, se determin6 su porosidad y permeabilidad absoluta.

3. Posteriormente, se realiz6 la saturacion del nucleo utilizando Unicamente salmuera. El
nucleo saturado se colocé en la manga para realizar el proceso de desplazamiento con

salmuera y determinar nuevamente la permeabilidad al liquido.
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4. Después del desplazamiento con salmuera, se inyect6 aceite dentro del ndcleo para

producir agua en la salida; este proceso continuo hasta que se dejo de producir agua.

5. El nucleo se retird de la manga y se coloco en un contenedor de aceite para llevar a

cabo el proceso de afiejamiento (el proceso de afiejamiento duro nueve dias).

6. El nucleo se colocd en la manga y se le inyectd nuevamente aceite, para producir el

agua restante del nucleo, como resultado del proceso de afejamiento (el proceso de

afiejamiento pudo hacer a la roca mojada por aceite y los experimentos de angulo de

contacto lo confirmaron).

Las propiedades del aceite y de la salmuera utilizados en los experimentos de Sepehri et

al. (2019), se muestran en las Tablas 7 y 8, respectivamente, y la composicién del aceite

se muestra en la Tabla 9.

Tabla 8 Propiedades de la muestra de aceite.

Parametro Unidad Valor
API del Aceite °API 27.3
Densidad relativa del aceite - 15.56/15.56 °C - 0.8911
Densidad @ 15.56 °C — 0.1 MPa g/cm3 0.89
Viscosidad @ 15.56 °C — 0.1 MPa cp 30.3
Masa molecular del aceite del yacimiento g/mol 102
Masa molecular del aceite remanente g/mol 220
Masa molecular del Cio+ g/mol 310
Densidad relativa del Cio+ - 0.9287
Tabla 9 Propiedades de la muestra de salmuera.
Parametro Unidad Valor
Salinidad ppm 80000
Densidad @ 15.56 °C — 0.1 MPa g/cm3 1.024
Viscosidad @ 15.56 °C — 0.1 MPa cp 0.7
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Tabla 10 Composicion del aceite crudo.

Composicion [%] Mol
H,S 0
N, 0
CO, 0
C, 0
C, 0.07
Cs 0.45
ic, 0.53
ncC, 1.4
iCs 0.61
nCs 0.52
Cs 9.12
C, 7.25
Cq 7.13
Co 6.12
Cio 6.1
Ci1 5.03
Ciz4 55.67
Total 100

El primer experimento de desplazamiento se realizé6 Unicamente con salmuera, se
inyectaron seis volimenes porosos (VP). El aceite y la salmuera producidos se recolectaron
en un contenedor, donde se registré una produccién del 35.8% del volumen original de
aceite. Posteriormente, se inyectd nuevamente aceite al nlcleo para alcanzar la condicién
de saturacion de agua irreducible y realizar la prueba de desplazamiento bajo el escenario
gue considera la inyeccidon de nanoparticulas. En dicho escenario, se inyect6 un VP de
agua, seguido de un VP de nanofluido a una concentracién de 0.2 % p/p y finalmente se
continud el desplazamiento, inyectando cuatro VP de agua; observando una recuperacion
de aceite del 44.9%. En la Figura 29 se muestran los resultados experimentales de los

procesos de desplazamiento con y sin nanofluidos, descritos previamente.
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Figura 29.Resultados experimentales de las pruebas de desplazamiento con y sin nanofluido.

5.2 Modelado de los estudios experimentales de Sepehri et al. (2019) en el
simulador STARS

En el presente trabajo se utilizé el simulador de yacimientos STARS de CMG para
reproducir los trabajos experimentales de desplazamiento con y sin NPs reportados por
Sepehri et al. (2019) de la Figura 29. El modelo de simulacién del nacleo C26-W2 se
construy6 en dos dimensiones y considera la presencia de las fases agua, aceite y NPs.
Los fluidos que saturan el nicleo y los utilizados en las pruebas de desplazamiento, se
definieron mediante cinco componentes, los cuales se describen a detalle en la seccién
5.2.3. Las propiedades de la roca y de los fluidos se obtuvieron de los estudios realizados
en la seccion 5.1. A continuacion se describen las consideraciones realizadas en el modelo
de simulacion, las propiedades de los fluidos utilizados en el modelo, asi como el
acondicionamiento de algunas de estas a las condiciones operativas de la prueba de
desplazamiento. También se presentan los datos utilizados para representar el cambio de
mojabilidad y la reduccion de la tensién interfacial por presencia de las NPs. Finalmente, se
describe la forma en la que se capturan los fendmenos de adsorcion y dafio generado por

las nanoparticulas.

5.2.1 Suposiciones del modelo de simulacién

Las suposiciones realizadas en el modelo de simulacién, son las siguientes: el medio es

homogéneo; el flujo de aceite y/o agua en el medio poroso siguen la Ley de Darcy y se

75



omiten las fuerzas gravitacionales; se consideran tres fases (agua, aceite y NPs sélidas) y

tres componentes (salmuera, aceite y nanoparticulas); las NPs estan presentes en la fase

acuosa y pueden adsorberse de forma irreversible en la superficie del medio poroso; la

viscosidad y densidad de los fluidos permanecen constantes, y son fluidos Newtonianos;

no se consideran reacciones quimicas en el proceso.

De los diferentes mecanismos involucrados en la EOR por medio de nanoparticulas

descritos en la seccién 2.1, en el simulador se modelan de la siguiente manera.

Alteracién de la mojabilidad. El cambio se realiza mediante la interpolacién de dos
juegos de curvas de permeabilidad relativa reportados por Sepehri et al. (2019),
correspondientes al desplazamiento con salmuera y con nanofluido. Si ademas del
cambio de mojabilidad, en el modelo de simulacion se considera la reduccion de tension
interfacial (TI), la interpolacion de las curvas de permeabilidad relativa se realiza en
funcién del numero capilar. Por otro lado, si solo se considera el cambio de mojabilidad
la modificacion de las curvas de permeabilidad relativa por efecto del NPs, se debe a la
adsorcion de éstas en las paredes del medio poroso. El modelado de la adsorcion se
realiza mediante la isoterma de adsorcion de NPs de Si0O, en rocas carbonatadas
(Monfared et al. 2015).

Reduccion de la tension interfacial (TI). La disminucion de la Tl por efecto del nanofluido,
se toma de los resultados reportados por Sepehri et. (2019), considerando diferentes
concentraciones de NPs.

Presion de disociacion estructural. Aunque este mecanismo no se puede configurar de
manera explicita, es posible considerarlo dentro del efecto de alteracion de la
mojabilidad por interpolacion de las curvas de permeabilidad relativa. Esto como
consecuencia de que el efecto resultante de la presion de disociacién estructural, es la
separacion del aceite de las paredes del medio poroso, lo cual representa el cambio de
mojabilidad que se observa en las curvas de permeabilidad relativa por presencia de
NPs.

Disminucién de la relacion de movilidad de los fluidos inyectados (M). La disminucién
de la relacion de movilidad (M), se considera mediante los efectos combinados del
aumento en la permeabilidad efectiva al aceite, la disminucion de la permeabilidad
efectiva al agua y el aumento ligero en la viscosidad del fluido base (salmuera) por

presencia de las NPs (Hendraningrat 2015).
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+ Obstruccién de las gargantas de poros. Al definir a las NPs como un componente sélido
capaz de adsorberse, el simulador STARS captura la reduccién de porosidad por
adsorcion de las NPs, mientras que el cambio en permeabilidad, se considera con una
correlacion semi-empirica tipo Carman-Kozeny, la cual es funcién de la porosidad
ocupada por el fluido y cuyo exponente se obtiene experimentalmente. Adicionalmente,
la reduccién en la permeabilidad por efecto de la adsorcion de NPs se puede
representar como la relacion entre las permeabilidades efectivas al agua, antes y
después de la adsorcion de NPs. En el simulador STARS, esta relacion es el factor de

resistencia residual (RRFT).

5.2.2 Construccion de la malla de simulacién

En la Figura 30 se muestra la representacion del ndcleo en el simulador, en el cual se
consider6 una malla en coordenadas cilindricas. El nucleo fue dividido en dos blogues en

la direccién r, uno en la direccién 6 y 40 en la direccion z.

T

Figura 30. Malla de simulacion del nacleo C26-W?2.

Los principales parametros de simulacién numérica utilizados en la malla de simulacion, se
muestran en la Tabla 10.
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Tabla 11 Paramtros de la malla de simulacion.

Parametro Unidad Valor
Numero de celdas - 40
Tamafio de celda cm 0.25
Area de la seccién transversal cm? 8.6
Porosidad original fraccion 0.15
Permeabilidad original md 16
Saturacion original de aceite fraccion 0.8
Gasto de inyeccion de agua cm3 /min 0.2
Presion en la frontera de salida psi 100

El nicleo se encuentra a una temperatura fija de 25 °C y una presion inicial de 100 psi. La
inyeccion del agua y el nanofluido se asume a través de un pozo inyector ubicado en el
extremo inicial del nucleo, el cual representa la frontera de inyeccion, mientras que los
fluidos se producen a través de un pozo productor ubicado en el extremo final del nucleo,
representando la frontera de produccion. El pozo inyector tiene como restriccién un gasto
de inyeccion de 0.2 cm3 /min y una presion de fondo fluyente (BHP, por sus siglas en inglés)

de 250 psi, mientras que el pozo productor opera a una BHP de 100 psi.

5.2.3 Componentes del modelo de simulacion

En el modelo de simulacion se definieron cinco componentes para representar los fluidos
gue saturan el ndcleo, y los fluidos utilizados en las pruebas de desplazamiento. El primero
es el agua que satura inicialmente al nucleo. El segundo es el aceite, el cual se definié como
un componente, debido a que los autores no proporcionan los datos suficientes para crear
un modelo de aceite. El tercer componente es la salmuera utilizada en el desplazamiento
sin nanoparticulas y el cuarto es la salmuera utilizada como fluido base del desplazamiento
con nanofluido. El quinto componente es la nanoparticula, la cual esta referida a una fase
acuosa y también puede estar presente en fase sdlida (superficie del medio poroso), de

acuerdo con un modelo de adsorcion.

Para estimar la viscosidad y la densidad del aceite a las condiciones de la prueba, se utilizd
la herramienta WinProp de CMG, en la cual se cre6 un modelo de fluido con la composicion
de la Tabla 9. Los parametros de ajuste del modelo fueron los datos de viscosidad y
densidad reportados por los autores a condiciones estdndar. El comportamiento de estas

propiedades se analiz6 en un rango de presiones existente durante las pruebas. Por otro
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lado, en la respuesta del modelo se definié un rango de temperaturas de 10 a 95 °C, siendo
la de 25° C la temperatura de interés.

Como se puede observar en la Figura 31, la variacion de la densidad del aceite por efecto
de la presién es minima, mientras que el cambio es significativo con el aumento de la
temperatura. En el caso de la viscosidad, en la Figura 32 se puede observar que los
cambios por efecto de la presién también son minimos, mientras que el aumento en la
temperatura genera un decremento exponencial de la viscosidad, teniendo el mayor efecto
de 10 a 60 °C. Ademas del modelo de fluido, la densidad y la viscosidad del aceite a las
condiciones de las pruebas de desplazamiento, también se estimaron de acuerdo al
procedimiento del apéndice B y los resultados fueron muy similares. Sin embargo, en el

modelo de simulacion se utilizaron los valores obtenidos mediante el modelo de fluido.
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Figura 31. Densidad del aceite muerto en funcidn de la temperatura de 100 a 2000 kPa.
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Figura 32. Viscosidad del aceite muerto en funcién de la temperatura de 100 a 2000 kPa.
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La masa molecular del aceite utilizada en el modelo fue la del aceite remanente de la Tabla
7. Por otro lado, la densidad, la viscosidad y la masa molecular de las salmueras a las
condiciones de las pruebas, se estimaron por medio de correlaciones, de acuerdo con el
procedimiento descrito en el apéndice B. Inicialmente las propiedades de las NPs en fase
acuosa se consideran igual a las de la salmuera, sin embargo, seran parametros de ajuste
debido a que los autores no proporcionan estos datos para el nanofluido. La densidad de
las NPs en fase sélida sera igual a la reportada por los autores en la Tabla 5. En la Tabla
11 se muestran las propiedades de los fluidos utilizadas en el modelo de simulacion. La
densidad y la viscosidad de la salmuera del nanofluido (Salmuera 3) se obtuvieron de
Hendraningrat (2015).

Tabla 12 Principales propiedades de los fluidos del modelo de simulacion (todas las salmueras
tienen una salinidad de 8 % p/p NaCl)

Masa

L . Densidad Viscosidad
Liquido Sélido molecular
[kg/kmol] [kg/m?] [cp]

Salmuera 1 0.02124 1024 0.9818

Aceite 0.22000 887.3 20.64
Salmuera 2 0.02124 1024 0.9818
Salmuera 3 0.02124 1065 1.106

N;‘nge 0.060084 100 -

5.2.4 Alteracion de permeabilidades relativas y tension interfacial en funcién de la

concentracion de nanoparticulas

Sepehri et al. (2019) realizaron estudios de medicion de angulo de contacto, para evaluar
el efecto de la presencia de nanoparticulas en el cambio de mojabilidad. En sus
experimentos, los autores sumergieron en salmuera una lamina delgada de calcita con una
gota de aceite en la parte inferior. Posteriormente inyectaron 1 VP de nanofluido y
registraron el cambio del angulo de contacto. En La Figura 33.a se observa que antes del
tratamiento con nanofluido el angulo de contacto es de 140.34° y después de inyectar 0.5
VP de nanofluido, el &ngulo cambio a un valor de 98.6° (Figura 33.b). Finalmente, al inyectar
1 VP de nanofluido, el angulo disminuyo hasta un valor de 47.53° (Figura 33.c). Estas
observaciones indican que la mojabilidad de la roca cambia de una condicién de mojada

por aceite a una de mojada por agua, a medida que aumenta la concentracion de NPs.
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a) b) c)

Figura 33. Cambio de mojabilidad de una superficie de calcita por aumento en el volumen poroso
(VP) de nanofluido. a) Calcita mojada por aceite, previa al tratamiento con NPs; b) Calcita
ligeramente mojada por aceite después de inyectar 0.5 VP; c) Calcita mojada por agua después de
inyectar 1 VP (Tomada de Sepehri et al. 2019).

Este cambio de mojabilidad, se representa en el modelo de simulaciébn mediante las curvas
de permeabilidad relativa reportadas por los autores, las cuales se obtuvieron a diferentes
fracciones de un VP de nanofluido inyectado, con una concentracién de 0.2 % p/p de
nanoparticulas de SiO, . En la Figura 34 se muestran los dos juegos de curvas utilizados
en el modelo de simulacion. Las curvas sélidas corresponden a las curvas originales por
desplazamiento con salmuera, mientras que las punteadas corresponden a las resultantes
después de la inyeccién de un VP de nanofluido.

kro

——krw
— — —kro_NPs
= = =krw_NPs

Sw [fracc]

Figura 34. Alteracidn de la mojabilidad por inyeccién de 1 VP de nanofluido de Si0, a una

concentracién de 0.2 % p/p (Modificada de Sepehri et al. 2019).

81



Las curvas de permeabilidad relativa (originales y por inyeccion de nanofluidos) de la Figura
34, se definieron en el modelo de simulacibn mediante la correlacion de Corey. Las
ecuaciones 27 y 28 describen dicha correlacién para la permeabilidad relativa al aceite y al

agua, respectivamente.

So—S Now
krow = Krocw ( ° o ) 27

1- chon - Sorw

Ny

SW - SWCTit ) 28

1- chrit - Soirw

krw = Krwiro (

Donde:

S, = Saturacion de agua

S, = Saturacion de aceite

k., = Permeabilidad relativa al agua a una S,, dada
k,.,w = Permeabilidad relativa al aceite a una S,, dada

k..cw = Permeabilidad relativa al aceite, al agua connata, en el sistema agua-aceite
(saturacién cero de gas)

Sorw = Saturacion de aceite residual al agua
Sweons Swr = Saturacion de agua connata

Swerit = Saturacion de agua critica

Soirw = Saturacion de aceite irreducible al agua

k., wiro = Permeabilidad relativa alaguaa S,, =1 — S,
N,,, = Exponente de la correlacion de permeabilidad relativa al aceite
N,, = Exponente de la correlacion de permeabilidad relativa al agua

En la Figura 35, se muestran los puntos finales de saturacion y de permeabilidad relativa,

descritos previamente para la correlacion de Corey.
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Figura 35. Puntos finales de saturacion y de permeabilidades relativas usados en las correlaciones
de Corey.

En la Tabla 12 se muestran los parametros de la correlacion de Corey para las curvas de
permeabilidad relativa originales, por desplazamiento de salmuera, y las resultantes
después de la inyeccién de un VP de nanofluido, (Figura 34).

Tabla 13 Parametros de la correlacion de Corey para representar las curvas de permeabilidad
relativa con y sin nanoparticulas

Curvas Curvas por inyeccién
Parametro originales de nanoparticulas

Valor valor

Sweon 0.2 0.2

Swerit 0.2 0.2

Soirw 0.2 0.2

Sorw 0.2 0.2

Krocw 0.8 0.909091

Krwiro 0.8473072 0.12201

N, 2 2

Now 3.4 3.4

Otro efecto de las NPs de silice, es la reduccion de la tension interfacial entre el agua-
aceite. Sepehri et al. (2019) usaron el método de la gota colgante para medir la variacion
de la tension interfacial debido a la presencia de NPs en el nanofluido inyectado. El valor
inicial de tension interfacial sin presencia de nanofluido, fue de 26.3 mN /m. Posteriormente

se aumentd gradualmente la concentracion de NPs en el nanofluido para evaluar la
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variacion de la tension interfacial. El la Figura 36 se muestra que, a medida que aumenta la
concentracion de NPs en el nanofluido de inyeccion, genera una disminucién de la tension
interfacial, hasta alcanzar un valor de 7.9 mN/m, a una concentracion de 0.6 % p/p. La
conversion de unidades de los datos reportados por el autor y los mostrados en la Figura

36, se describen en el apéndice C.

w
o

]
(&)

—e—Tension interfacial
agualaceite

=]
o

—
(=]

[&)]

Tension interfacial agua/aceite [dina/cm]
o

0
0.0000 0.0005 0.0010 0.0015 0.0020

Concentracion de NPs [fraccién mol]

Figura 36. Tensién interfacial agua-aceite en funcién de la concentracién de NPs de Si0,
(Modificada de Sepehri et al. 2019).

5.2.5 Adsorcion, desorcién y dafio debido a la Interaccion roca-nanoparticulas

En el modelo de simulacion utilizado por Sepehri et al. (2019), la adsorcién de NPs vy el
taponamiento de las gargantas de los poros por aglomeracién de NPs, se consideré en la
ecuacion de conveccién-difusion-adsorcién, a través del término de taza neta de pérdida de
NPs. En este término, la adsorcion de NPs depende de la velocidad critica del flujo, por
debajo de la cual solo existird adsorcién y por encima de ésta, se presentara de manera
simultanea la adsorcién y el arrastre de NPs. Segln sea el caso, el calculo de la adsorcion
depende de los coeficientes para la adsorcion y el arrastre de NPs, cuyos valores son

parametros propios de las NPs utilizadas en la simulacion.

En el presente estudio, el comportamiento de la adsorcion de NPs sobre la superficie del
medio poroso, se model6 en el simulador STARS mediante una isoterma de adsorcion tipo
Langmuir. Por definicion, la isoterma de adsorcion es la relacion entre la cantidad de

adsorbato adsorbido por unidad de masa de sélido y la concentracion de equilibrio, a
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temperatura constante (Rouquerol et al. 2014). Los datos utilizados en la simulacion, se
obtuvieron de los estudios realizados por Monfared et al. (2015), quienes caracterizaron el
comportamiento de la adsorcion de NPs de Si0, en roca carbonatada (calcita) del suroeste
de Iran. En la Figura 37, se muestra la isoterma de adsorcion utilizada en el presente
trabajo, la cual se obtuvo interpolando las isotermas reportadas por Monfared et al. (2015)
a 19.85 y 29.85 °C y tomando en cuenta tanto la porosidad como la densidad de la roca
utilizada por Sepehri et al. (2019) (el procedimiento de calculo se detalla en el apéndice C).
El rango de concentracion de NPs en el nanofluido utilizado por Monfared et al. (2015) para
determinar las isotermas de adsorcion, fue de 0.02 a 0.12 % p/p (200 a 1200 ppm).

500

400

300

Isoterma de

200 adsorcion @ 25°C

100

NPs de SiO, adsorbidas [mole/m?]

0 0.00005 0.0001 0.00015 0.0002 0.00025 0.0003
Valor de la concentracion [fraccion mole]

Figura 37. Isoterma de adsorcion de NPs en superficie de calcita considerando la porosidad y la
densidad de la muestra utilizada por Sepehri et al. (2019) (Modificada de Monfared et al. (2015))

La adsorcion de NPs sobre la superficie porosa no solo favorece el cambio de mojabilidad
de ésta, también afecta el transporte de NPs y el movimiento de los fluidos en el medio
poroso. Estas alteraciones son consecuencia de la reduccion de porosidad y permeabilidad
por efecto de la adsorcion, asi como del taponamiento de la garganta de los poros, por
bloqueo y/o aglomeracién de NPs. Como se mencion6 previamente, el modelo utilizado por
Sepehri et al. (2019), también considera el taponamiento de las gargantas de poros. Para
ello, los autores consideran en su modelo que los cambios en el volumen de NPs atrapadas
en las gargantas de los poros, depende de la velocidad del nanofluido, la concentracion de
NPs y de una constante de bloqueo de la garganta que depende de la nanoparticula. Con
esta informacion, Sepehri et al. (2019) resuelven la Ec. de conveccion—difusion—adsorcion

(Ec. 14), para determinar la distribucion de concentracion de NPs en el medio poroso y a
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partir de estos resultados, estiman los cambios de porosidad y permeabilidad en cada celda

de la malla de simulacién.

De acuerdo con Cano (2021), al definir un componente sélido en el modelo de simulacion
de STARS, el cual se adsorbe el medio poroso, el simulador considera el cambio de
porosidad debido a la adsorcién y atrapamiento de dicho componente. Estos cambios
dependen de las condiciones impuestas por la isoterma de Langmuir dada, la adsorcion
méaxima, la adsorcién residual y la densidad de la fase sélida del componente adsorbido.
Dependiendo de estos pardmetros, una concentracion alta de NPs favorecerda una mayor
adsorcion, y por tanto el volumen poroso serd reducido. Esta reduccién se expresa

mediante la Ec. 29.

¢f=¢v[1—zp% 29

Donde ¢, representa la porosidad ocupada por el fluido, ¢, es la porosidad total, C; es la

concentracion del componente sélido, pg; es la densidad del componente sélido en cuestion

y la relacion Ci/psi representa la fraccién de la porosidad que ocupa el componente sélido.

Adicionalmente, en STARS se considera el cambio en permeabilidad como una funcién de
la porosidad al fluido, mediante la ecuacion del tipo Carman-Kozeny (STARS, 2020). Esta
ecuacion relaciona la permeabilidad instantanea con la porosidad, independientemente del
concepto de tortuosidad?® y la distribucion del tamafio de poro del medio poroso. La ecuacién
de Carman-Kozeny (Ec. 30) contiene un exponente caracteristico, €, que puede variar de
0-10. Dicho exponente es dependiente del tipo de roca, por ejemplo, en el caso de areniscas

limpias con granos lisos su valor es 3 (Izgec 2007).

o0 =4 (§) [=4] .

Donde ¢, representa la porosidad inicial, k, es la permeabilidad inicial y k(dbf) representa

el cambio de permeabilidad en el paso de tiempo actual de la simulacion. Esta correlacion

3 Medida de la complejidad geométrica de un medio poroso, la cual se define como la relacion de la
longitud efectiva de la trayectoria recorrida por el fluido entre dos puntos dentro del medio poroso,
incluida cualquier curva encontrada, dividida por la longitud en linea recta entre dichos puntos (Tiab,
D. y Donaldson, E. 2004).
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es semi-empirica, ya que el exponente caracteristico se obtiene experimentalmente

ajustando este valor en la ecuacion.

La reduccién de la permeabilidad por efecto de la adsorcién NPs, se puede observar como
un aumento en el gradiente de presion a través de un ndcleo, entre una prueba de
desplazamiento sin y con NPs. Adicionalmente, este cambio en la permeabilidad, también
se pueden representar como la relacion entre la permeabilidad efectiva al agua original y
permeabilidad efectiva al agua después de la adsorcion de NPs. Dicha relacion se conoce
como factor de resistencia residual (RRFT), cuyo rango de valores va desde uno, dénde el
cambio en la permeabilidad por la adsorcién del componente es despreciable, hasta un
valor de 12, donde la adsorcion del componente genera una reduccién significativa de la
permeabilidad. EI RRFT es utilizado por el simulador STARS para estimar el factor de

reduccion de la permeabilidad efectiva (Ry ) de la Ec. 31.

Ad (C;,T)

R, =1+ (RRFT -1
fow ( ) Admax

31

Donde Ry, es la reduccion de la permeabilidad al agua; Ad (C;, T) es la adsorcién de las
NPs a cierta concentracion y temperatura y Admax es la adsorciébn maxima de las NPs. A

partir del valor de Ry, se puede calcular la alteracion en la permeabilidad efectiva al agua

por adsorcién y atrapamiento mecanico mediante la Ec. 32 (Cano 2021).

k- kyy
kes, =g 32

Donde k., es la permeabilidad efectiva al agua; k es la permeabilidad absoluta; y k., es
la permeabilidad relativa al agua. En el trabajo de Sepehri et al. (2019) no se proporcionan
datos del comportamiento de la presion por desplazamiento con salmuera y con nanofluido,
por lo tanto, en el presente estudio, el valor de RRFT para estimar la reduccion de la
permeabilidad efectiva al agua por adsorcion y atrapamiento mecanico, sera un parametro

de ajuste.
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5.3 Simulacion de la prueba de desplazamiento con salmuera en nlcleo de

carbonato realizada por Sepehri et al. (2019)

A partir de las consideraciones, acondicionamiento de datos y fendbmenos capturados por
el modelo de simulacién, descritos en la seccion 5.2., se realizdé la simulacién del
desplazamiento con salmuera o caso base. En la Figura 38 se muestran los resultados
experimentales y de simulacion de la produccion acumulada de aceite a condiciones
estandar. La curva verde soélida, son los resultados obtenidos con el simulador para el caso
base, mientras que los circulos rojos son los datos experimentales reportados por Sepehri
et al. (2019) en las unidades requeridas en el simulador (la conversién de unidades se
detalla en el apéndice C).
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Figura 38. Produccion acumulada de aceite a condiciones estandar por desplazamiento con
salmuera. Los circulos rojos son los datos obtenidos experimentalmente por Sepehri et al. (2019) y
la curva en color verde son los resultados obtenidos mediante la simulacién del caso base.

Después de comparar los resultados de la simulacion con los resultados experimentales
obtenidos por Sepehri et al. (2019), se observo un error global de 28.05 % en la produccion
acumulada de aceite. Comparado con el error obtenido por los autores en sus estudios de
simulacién, el cual fue de 1%, este error es significativamente mayor. Es importante
mencionar que los autores sefialan que el nicleo bajo estudio es heterogéneo, por lo cual,
la permeabilidad puede tener un efecto significativo en la diferencia de resultados. No
obstante, la razoén en el error obtenido, puede ser debido a los diferentes parametros
involucrados en la simulacién. Por tal motivo, se realizé un andlisis de sensibilidad sobre

los pardmetros que pueden estar generando esta diferencia entre los resultados obtenidos.
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5.3.1 Analisis de sensibilidad de la prueba de desplazamiento con salmuera

En un modelo numérico, el andlisis de sensibilidad (SA, por sus siglas en inglés) es un
método que mide cdémo impacta la incertidumbre asociada a una 0 mas variables de entrada
y las consecuentes incertidumbres que se pueden generar sobre las variables de salida. El
SA es Util porque mejora la prediccion y limita el estudio cualitativo y/o cuantitativo de la
respuesta del modelo, al cambiar variables de entrada, ademas, permite comprender el
fendmeno estudiado mediante el andlisis de interacciones entre variables (Pichery 2014).
En el SA, se puede usar un rango o conjunto de valores esperados para los diferentes
parametros involucrados, y se evalla la "sensibilidad" de los resultados, lo cual permite
identificar las variables que produzcan mayor impacto en la respuesta del modelo y que

deben ser usados en el proceso de ajuste histérico.

El analisis de sensibilidad es un paso importante en los estudios de simulacién numérica
de yacimientos ya que permite identificar los pardmetros petrofisicos, de fluidos vy
operacionales mas influyentes, los cuales afectan la respuesta del flujo de fluidos del
yacimiento. En el presente estudio, se realiz6 un analisis de sensibilidad global
(metodologia de superficie de respuesta), es decir, se evalud la respuesta en la produccién
acumulada de aceite del nucleo, al variar simultdneamente los parametros de las Tablas 13
y 14, ademas de la permeabilidad del nicleo. Los valores de la Tabla 13 se modificaron
como parametros discretos, a excepcién de la viscosidad del aceite, la cual se vari6 en el
rango de los valores maximos y minimos obtenidos con las correlaciones, cuyo calculo se
describe en el apéndice B. Por otro lado, en la Tabla 14 se muestran los rangos en los
cuales se variaron los parametros de la correlacién de Corey. En el caso de los exponentes
de las correlaciones para el agua y el aceite, se consideré un rango de 25% por encima y
por debajo del valor real. La saturacién de agua critica y la saturacion del aceite residual al
agua, se variaron en un rango que considera un error de lectura de datos, desde 0.2 hasta
0.3 y 0.32, respectivamente, de acuerdo con la gréfica de permeabilidades relativas
reportada por Sepehri et al. (2019). Adicionalmente, en la variacién de los puntos finales de
las curvas de permeabilidad relativa al agua y al aceite, se consideré como limite superior,
el valor maximo posible de uno, y como limite inferior 0.6. La funcion objetivo del analisis
de sensibilidad fue la produccion acumulada de aceite a condiciones estandar, ya que son

los datos que reporta el autor en sus estudios experimentales.

Es importante mencionar que los parametros de la Tabla 13 se seleccionaron debido a que,

en el caso de la salmuera, la viscosidad a condiciones estandar de 0.7 cp reportada por los
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autores, es muy baja en comparaciéon con los datos reportados en literatura a las mimas
condiciones. Por otro lado, los autores no proporcionan el peso molecular de la salmuera,
un dato requerido por el simulador y tanto la densidad como la viscosidad, se requieren
llevar a las condiciones de la prueba. En el caso del aceite, se seleccionaron estos
parametros debido a que era necesario llevar a las condiciones de la prueba de
desplazamiento y verificar que los datos obtenidos con WinProp fueran consistentes con
los obtenidos mediante los procedimientos de la Tabla 13.
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Tabla 14 Parametros del aceite y la salmuera a variar en el estudio de andlisis de sensibilidad por
desplazamiento con salmuera.

Parametros del aceite de 27.3 °API y la salmuera de 80,000 ppm, requerido a
las condiciones de las pruebas de desplazamiento 25°C y 100 psi
Salmuera Aceite
Parametro Masa Viscosidad | Densidad Masa Viscosidad | Densidad
molecular molecular
Nombre del
parametro en | MwWater | ViscWater | DensWater MwOQil ViscOil DensOQil
el SA
Procedimiento | 0.021236
general [kg/kmol]
Matthews &
Russell, 1.1 [cp]
Gréficamente
Matthews &
Russell, 0.8729 [cp]
Correlacién
McCoy, R.L, 1.019 [cp]
Van Wingen
N 0.9818 [cp]
McCain,W.D, 1.0568
Jr. g/cm?
Procedimiento 1.18
general g/cm3
Procedimiento 144.3548
general g/gmol
102 g/
gmol
Sepehri et al. ;Q‘;ﬁfgrigl)
(2019) 310 g/
gmol
(C124)
Beal 24.663 [cp]
Glasso,0 21.32[cp]
Katoatmodjo,
T. & Schmidt, 22.6111 [cp]
Z.
Brill, J. and
Mukherjee, H. 0'8822
(1999) g/em
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Tabla 15 Parametros continuos del analisis de sensibilidad correspondientes a la correlacion de

Corey.
i Nombre en o Limite
Parametro Limite inferior ]
el SA superior
Exponente de la correlacion de Corey
de permeabilidad relativa al aceite ExpKro 2.55 4.25
(Now)
Exponente de la correlacién de Corey
- ) ExpKrw 15 2.5
de permeabilidad relativa al agua (N,,)
Saturacion de agua critica (Sycrit) Sw_crit 0.2 0.3
Saturacion de aceite residual al agua
So_rw 0.2 0.32
(SOTW)
Punto final de la curva de
N ] ) Kr_ocw 0.6 1.0
permeabilidad relativa al aceite (k;ocw)
Punto final de la curva de _
- _ Kr_wiro 0.6 1.0
permeabilidad relativa al agua (kiro)

Una vez realizado el andlisis de sensibilidad en la herramienta CMOST, se encontré que

los resultados obtenidos de la simulacién (funcién objetivo), tienen buen ajuste con los

resultados obtenidos por el modelo proxy, lo cual indica que dicho modelo tiene buenas

capacidades predictivas del modelo de simulacion (Monsalve et al. 2016). En el diagrama

de tornado de la Figura 39, se representa visualmente los pardmetros (x) que son sensibles

a la produccion acumulada de aceite del modelo de simulacion, donde (x;) es el término

lineal y (x;x;) el término cuadratico del modelo proxy.
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Figura 39. Diagrama de tornado resultante del analisis de sensibilidad de la produccién acumulada
de aceite por desplazamiento con salmuera.

En la Figura 39, las barras maximo y minimo, representan los valores de la produccion
acumulada de aceite o funcién objetivo, de los experimentos realizados. Los parametros
con valor absoluto mas alto, son los mas sensibles a los cambios en la produccién
acumulada de aceite. El valor positivo indica que la variacién del pardmetro en el rango de
valores definido ocasiona un aumento en la funcion objetivo, mientras que un valor negativo
representa una disminucién. En este estudio, el parametro mas sensible es ExpKro, cuya
variacion de 2.55 a 4.25, genera un decremento en la produccion acumulada de aceite de
0.9335 cm3. Adicionalmente, el pardmetro ViscOil también genera una disminucion en la
funcién objetivo al aumentar su valor de 21.32 a 24.663. Por el contrario, el incremento de
los parametros ExpKrw de 1.5 a 2.5 y ViscWater desde 0.8729 hasta 1.1, ocasionan un
aumento en la funcién objetivo de 0.4275 cm3 y 0.1599 cm3, respectivamente. Por otro lado,
los términos cuadraticos que tienen efecto en el andlisis de sensibilidad, coinciden con los

términos lineales, por lo tanto, los términos lineales seran utilizados para el ajuste histérico.

5.3.2 Ajuste historico de la prueba de desplazamiento con salmuera

Una vez que se han identificado los parametros mas influyentes para reducir el error, entre
la producciébn acumulada de aceite obtenida con el simulador y la obtenida
experimentalmente, se realiz6 el ajuste histérico. El objetivo de este estudio es, obtener un
modelo de simulacion representativo de la prueba de desplazamiento con salmuera

realizada experimentalmente por Sepehri et al. (2019). La construccion de este modelo es
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de gran importancia, ya que éste serd utilizado para reproducir los experimentos de
inyeccion de NPs como método de EOR. Adicionalmente, los modelos de simulacion
ajustados a los trabajos experimentales, permitiran predecir el desempefio de las NPs bajo

diferentes escenarios.

A partir de los resultados obtenidos en el SA de la seccion 5.3.1, se encontré que los
parametros mas sensibles son aquellos correspondientes a las curvas de permeabilidad
relativa, los cuales tienen un efecto importante sobre la produccion acumulada de aceite.
Por lo tanto, en el ajuste historico del modelo de simulacion se utilizaron dichos parametros,
asi como la viscosidad del agua y el aceite. En la Tabla 15 se muestran los pardmetros y el
rango de valores utilizados en el ajuste histarico.

Tabla 16 Parametros e intervalo de valores utilizados en el ajuste histérico por inyeccion de
salmuera

Pardmetro Nombre Valor original Intervalo
Exponente de la
correlacion de Corey
de la permeabilidad
relativa al aceite (N,,,)
Exponente de la
correlacion de Corey
de la permeabilidad
relativa al agua (N,,)
Permeabilidad del
nacleo en (r, 6, z)
Saturacion de aceite
residual al agua (S,,)
Saturacion de agua
critica (Syerit)
Punto final de la curva
de permeabilidad
relativa al aceite
(krocw)

Punto final de la curva
de permeabilidad
relativa al agua
(krwiro)
Viscosidad del aceite ViscOil [cp] 20.64 20.64-24.66
Viscosidad del agua ViscWater [cp] 0.9818 0.8729-1.1

ExpKro_Now 3.4 2.55-4.25

ExpKrw_Nw 2 1.5-2.5

PERM_CORE [md] 16 12-16

So_rw 0.2 0.2-0.32

Sw_crit 0.2 0.2-0.3

Kr_ocw 0.8 0.6-1.0

Kr_wiro 0.847307 0.6-1.0
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En la Figura 40, se muestra la produccion acumulada de aceite del modelo de simulacion
resultante del ajuste histérico. Los circulos en color rojo son los datos experimentales
reportados por Sepehri et al. (2019) de la prueba de desplazamiento con salmueray la linea
continua de color verde es la respuesta numérica de STARS con la cual se obtuvo el mejor
ajuste. El error global obtenido entre la respuesta del modelo y los datos de produccion, es
de 2.08 %, lo cual representa una reduccién de casi el 26 % con respecto al caso base. Por
lo tanto, se considera que el modelo resultante del ajuste histérico, puede simular

eficientemente el proceso de desplazamiento por salmuera.

3.51

2.5+

1.51

0.5

Acumulado de aceite a c.e. (cm3)

0 05 1 15 2 25 3 35 4 45 5 55 6
Tiempo (h)

— Produccion acumulada de aceite por desplazamiento con salmuera (Ajuste historico)
@ Historico de produccion (Sepehri et al. 2019)

Figura 40. Ajuste histérico de la produccién acumulada de aceite por desplazamiento con
salmuera.

En la Tabla 16 se muestra el comparativo entre el valor original y el resultante, de los
parametros utilizados en el ajuste histérico. Como se puede observar, los parametros de
mayor impacto en el ajuste, fueron los correspondientes a las curvas de permeabilidad
relativa. En relacion con el juego de curvas original, el aumento del exponente de la
correlacion de Corey de la permeabilidad relativa al aceite, ocasion6 que, a medida que
aumenta la saturaciéon de agua en el medio poroso, el ritmo de produccién de aceite
disminuye rapidamente, y la disminucion del exponente de la permeabilidad relativa al agua
aceler6 la produccion de agua. Adicionalmente, el decremento del punto final de la curva
de permeabilidad relativa al aceite y el aumento en el punto final de la curva de
permeabilidad relativa al agua, genero la disminucion de la capacidad de flujo del aceite y
el aumento de la capacidad de flujo del agua en el medio poroso, respectivamente. Por otro

lado, la disminucion de la permeabilidad y el aumento en la viscosidad del aceite, son
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congruentes con los resultados esperados, a fin de generar mayor resistencia al flujo de
aceite dentro del medio poroso. Finalmente, el valor resultante de la viscosidad de la

salmuera se encuentra dentro del rango de valores analizados.

Tabla 17 Valor original y resultante de los parametros utilizados en el ajuste histérico.

Parametro Nombre Valor original Valor de ajuste
Exponente de la
correlacion de Corey
de la permeabilidad
relativa al aceite (N,,,)
Exponente de la
correlacion de Corey
de la permeabilidad
relativa al agua (N,,)
Permeabilidad del
nacleo en (r,6, 2)
Saturacion de aceite
residual al agua (Sy;)
Saturacion de agua
critica (Sycrit)
Punto final de la curva
de permeabilidad
relativa al aceite
(kTOCW)

Punto final de la curva
de permeabilidad
relativa al agua
(krwiro)
Viscosidad del aceite ViscOil [cp] 20.64 24.1776
Viscosidad del agua ViscWater [cp] 0.9818 0.9966

ExpKro_Now 3.4 3.825

ExpKrw_Nw 2 15

PERM_CORE [md] 16 12.48

So_rw 0.2 0.314

Sw_crit 0.2 0.2

Kr_ocw 0.8 0.75

Kr_wiro 0.847307 0.928

Como se puede observar en la Figura 41, la interaccion conjunta de los cambios en los
puntos finales de las curvas de permeabilidad relativa descritos previamente, ocasion6 que
el punto de cruce entre las curvas, se desplazara hacia la izquierda, lo cual representa una
mayor mojabilidad al aceite de la roca del modelo resultante. Estos resultados concuerdan
con lo esperado en el comparativo de la simulacién del caso base y los datos de produccion
de la Figura 38, en la cual, para disminuir la produccién de aceite, sin salir de los rangos
calculados para el resto de las variables de ajuste, se requiere que el modelo retenga una
mayor cantidad de aceite, lo cual se logra mediante una mayor mojabilidad al aceite. Como

resultado del ajuste historico de la Tabla 16, se encontré que la heterogeneidad del nucleo
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que menciona Sepehri et al. (2019), esta relacionada con una mayor mojabilidad al agua y
la disminucién en la permeabilidad. Asi mismo, mediante este estudio fue posible obtener
los valores de viscosidades del agua y el aceite, a las condiciones de la prueba, los cuales
se encuentran dentro del intervalo de valores calculados en la Tabla 13. Con estos
resultados el siguiente paso es reproducir el trabajo experimental de Sepehri et al. (2019)
gue considera la inyeccion de nanofluido.

/
0.9 ,
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0.7
- 06
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02
0.1
0
0 0.2 04 06 08 1

Figura 41. Alteracion de la mojabilidad como resultado del ajuste histérico (AH) entre el caso base
y los datos de produccion de aceite a condiciones estandar reportados por Sepehri et al. (2019)
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5.4 Simulacion de la prueba de desplazamiento bajo el esquema de
inyeccion de NPs en nucleo de carbonato (Sepehri et al. 2019),

considerando cambio de mojabilidad y reduccién de la tension interfacial

Inicialmente se decidié considerar en el modelo de simulacién (modelo A) al cambio de
mojabilidad y la reduccion de la Tl como mecanismos de EOR por NPs, debido a que
Sepehri et al. (2019) proporcionan informaciéon de estos mecanismos en funcion del
volumen poroso inyectado (Figura 34) y de la concentracion de NPs (Figura 36),
respectivamente. La simulacion en STARS del desplazamiento con nanofluido, se realizé
mediante la inyeccion del componente salmuera 3 como fluido base, con una concentracion
0.2 % p/p del componente sélido NPs de SiO, (ver Tabla 11). A medida que el nanofluido
pasa a través del medio poroso, parte de las NPs se adsorben de manera irreversible en
las paredes de la roca, de acuerdo con la isoterma de adsorcion tipo Langmuir y la
capacidad maxima de adsorcién. De las NPs que permanecen en suspension, una parte
sigue el flujo del nanofluido para adsorberse en otras zonas, mientras que el resto de las
NPs se distribuyen en la interfaz agua-aceite, reduciendo asi la tension interfacial (TI) entre
fluidos. Esta reduccion en la Tl, esta asociada con el aumento en el nimero capilar, el cual

es la relaciéon entre las fuerzas viscosas y capilares.

Los principales mecanismos de recuperacion mejorada por efecto de las NPs, que se
pueden capturar en STARS, son la reduccion de la tension interfacial (T1) y el cambio de
mojabilidad. La presion de disociacidn estructural se puede considerar como parte del
cambio de mojabilidad. Por otro lado, la disminucién de la relacion de movilidad (M), se
considera mediante los efectos combinados del aumento en la permeabilidad efectiva al
aceite, el decremento de la permeabilidad efectiva al agua y el aumento en la viscosidad
del nanofluido. La prevencion de precipitacion de asfaltenos y la obstruccién de la garganta
de los poros, no se consideran en el presente modelo de simulacibn como mecanismos de
EOR.

Al definir a las NPs como un componente sdlido capaz de adsorberse, el simulador STARS
captura la reduccién de porosidad por adsorcion de las NPs, mientras que el cambio en
permeabilidad, se considera mediante una correlacion semi-empirica tipo Carman-Kozeny,
la cual es funcién de la porosidad ocupada por el fluido y cuyo exponente se obtiene
experimentalmente. Adicionalmente, la reducciéon en la permeabilidad por efecto de la

adsorcion de NPs, se puede representar como la relacién entre las permeabilidades
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efectivas al agua, antes y después de la adsorcion de NPs. En el simulador STARS, esta
relacién es el factor de resistencia residual (RRFT), el cual, también considera las mejoras
en la relacion de movilidad (M) (Hendraningrat et al., 2021). Por lo tanto, este sera un

parametro clave en el ajuste del modelo de simulacion.

La reduccion de la Tl se modela mediante la declaracion de datos experimentales de esta
en funcién de la concentracion. Por otro lado, el cambio de mojabilidad se modela mediante
la declaracién de dos juegos de curvas de permeabilidad relativa, el primero es el juego
original del medio poroso durante el desplazamiento con salmuera y el segundo, es el
correspondiente al desplazamiento con nanofluido. El cambio de mojabilidad por efecto de
las nanoparticulas se realizard de manera paulatina y dependera de la concentracion de
estas en fase acuosa. Por lo tanto, las permeabilidades relativas al agua y al aceite, estaran
cambiando entre los dos juegos de curvas, segun un interpolador en funcién del nimero

capilar.

En la Figura 42 se muestran los resultados, experimentales y de simulacién, de la
produccion acumulada de aceite, obtenida para el escenario que considera la inyeccién de
un VP de salmuera, seguido de un VP de nanofluido (0.2 % p/p de NPs de Si0,) y
finalmente cuatro VP de salmuera. Los triAngulos en color azul, son los datos
experimentales obtenidos en laboratorio por Sepehri et al. (2019) y la curva de color verde
es la respuesta del modelo de simulacion. La linea guinda discontinua representa el VP de
nanofluido inyectado después del primer volumen poroso de salmuera. Los datos de los
componentes utilizados en la simulacién, las curvas de permeabilidad relativa, la tension

interfacial y la isoterma de adsorcion, se describieron a detalle en la seccion 5.2.
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Figura 42. Caso base de la produccién acumulada de aceite bajo el esquema de inyeccion de
nanoparticulas considerando como mecanismos de EOR el cambio de mojabilidad y la reduccion
delaTI.

Como se puede observar en la Figura 42, los resultados de la simulacién muestran un buen
ajuste con los primeros datos reportados por Sepehri et al. (2019), correspondientes al
primer bache de agua. Sin embargo, el aumento en la produccion por efecto de la inyeccion
de NPs, no sigue la tendencia de los datos experimentales. Este comportamiento implica
gue se deben analizar y ajustar, algunos de los parametros del modelo, sobre los cuales se

tiene un alto grado de incertidumbre.

5.4.1 Analisis de sensibilidad de la prueba de desplazamiento bajo el esquema de
inyeccion de NPs, considerando los mecanismos de cambio de mojabilidad

y reduccion de la tension interfacial

A diferencia de los estudios de simulacién realizados por Sepehri et al. (2019), donde solo
se considera el cambio de mojabilidad por adsorcion de NPs, en el presente estudio,
también se consideré la alteraciéon de la tension interfacial. Esto genera que se tengan
diferentes parametros, tales como aquellos pertenecientes a: las propiedades de la
nanoparticula y el nanofluido; la forma de las curvas de permeabilidad relativa por inyeccion
de NPs y sus parametros de interpolacion; la adsorcion y su efecto en el cambio de
porosidad, permeabilidad y tension interfacial; sobre los cuales se tiene gran incertidumbre

y que podrian tener un efecto significativo sobre la produccion acumulada de aceite por
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efecto de las NPs. Por lo tanto, en esta seccion se realiza un andlisis de sensibilidad para

identificar las variables de mayor impacto en la EOR del presente modelo de simulacion.

En la Tabla 17, se muestran los parametros descritos a continuacion, los cuales se
consideraron en el analisis de sensibilidad, su valor utilizado del caso base y el intervalo de
valores a evaluar. Debido a que en el trabajo de Sepehri et al. (2019) no se proporcionan
datos de densidad y viscosidad del nanofluido, los cuales, de acuerdo con lo descrito en la
seccion 2.2.1, representan una mejora en la movilidad de los fluidos en el medio poroso, se
considero evaluar la incertidumbre de estos pardmetros de acuerdo con datos reportados
por Hendraningrat et al. (2015). Asi mismo, se evalué el impacto de la densidad de las NPs,
tomando como limite inferior, el valor estimado por Cano (2021) de 50 kg/m3. Por otro lado,
se analizo el efecto de los puntos finales y los exponentes de Corey del segundo juego de
curvas de permeabilidad relativa, correspondientes al desplazamiento por NPs, sobre la

produccién acumulada de aceite.

Otro de los parametros a evaluar, es el numero capilar durante y después de la inyeccion
del nanofluido, el cual tiene gran relevancia, ya que es utilizado en el simulador para calcular
los parametros DTRAPW y DTRAPN, mediante los cuales se realiza la interpolacién de las
curvas de permeabilidad relativa. Los parametros de interpolaciéon de curvatura WCRYV y
OCRV, permiten mayor flexibilidad en la interpolacion de dos juegos de curvas de
permeabilidad relativa al agua y al aceite, respectivamente. El valor predeterminado para
estos parametros es 1, si WCRV es igual a 2, la k,, interpolada se aproxima mas a la k,.,
del primer juego, mientras que si WCRYV es igual a 0.5, esto significa que el segundo juego
de curvas de permeabilidad relativa tiene mayor influencia (STARS, 2016). De manera

similar ocurre para el pardmetro de interpolacion de curvatura OCRYV para la k., .

Por otro lado, el factor de resistencia residual (RRFT) influye significativamente en el
movimiento de los fluidos, debido a la adsorcion de las NPs. Adicionalmente, la adsorcion
maxima, indica la cantidad de NPs disponibles para alterar la Tl agua-aceite, y por lo tanto
el inicio de la EOR. Finalmente, también se evalué el efecto del exponente de Carman-

Kozeny sobre la produccion acumulada de aceite.
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Tabla 18 Parametros usados en el estudio de analisis de sensibilidad

i Caso Limite Limite
Nombre del parametro Nombre i . )
base inferior superior
Densidad en fase solida de las NPs [kg/m®] Dens_SPh_NPs 100 50 100
Densidad del agua del nanofluido y de las NPs en fase
Dens_W_NF 1024 1024 1065
acuosa [kg/m?] - -
Viscosidad del agua del nanofluido y de las NPs en fase )
Visc_W_NF 0.9966 0.997 1.106
acuosa [cp] -7
Exponente de la correlacién de Corey de permeabilidad
) ) ExpKro_2 3.4 2.55 4.25
relativa al aceite del set 2
Exponente de la correlacién de Corey de permeabilidad
) ExpKrw_2 2 15 2.5
relativa al agua del set 2
Punto final de la curva de permeabilidad relativa al aceite
Kr_ocw_2 0.909091 0.681818 1.0
del set 2
Punto final de la curva de permeabilidad relativa al agua )
Kr_wiro_2 0.12201 0.0915075 0.152513
del set 2
Saturacion de aceite residual al agua del set 2 [1] So_rw_2 0.2 0.2 0.32
Saturacién de agua critica [1] Sw_crit_2 0.2 0.2 0.3
Parametro de interpolacion de la fase NO mojante del set
5 DTRAPN_2 -5.0 -5.1999 -4.5
Parametro de interpolacion de la fase mojante del set 2 DTRAPW_2 -5.0 -5.1999 -4.5
Paradmetro de cambio de curvatura de la curva de
- o _ OCRV_2 1 0.5 2
permeabilidad relatividad al aceite del set 2
Paradmetro de cambio de curvatura de la curva de
- - WCRV_2 1 0.5 2
permeabilidad relatividad al agua del set 2
Capacidad maxima de adsorcion (ADMAX) y nivel de
) ) AD_MAX_RT 30 25 100
adsorcion residual (ADRT) [mole/m?]
Exponente de la correlacion tipo Carmen-Kozeny CKE 3 3 8
Factor de resistencia residual para el componente
RRFT_Core 2.0 1 2.5

adsorbente
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Después de verificar que la previsibilidad del modelo de superficie de respuesta era
correcta, se analizo el gréfico de tornado de la Figura 43, para evaluar la sensibilidad de los
parametros considerados en el estudio. Las barras maximo y minimo, representan el valor
maximo y minimo obtenidos para la funcién objetivo (produccién acumulada de aceite), de
todos los experimentos realizados en el analisis de sensibilidad. De acuerdo con lo descrito
en la seccién 5.3.1, los parametros con valores absolutos mas altos en la grafica, se
considera que son mas sensibles o tienen mayor efecto sobre la produccion acumulada de
aceite y, por lo tanto, deben ser utilizados para realizar el ajuste histérico. En el presente
estudio, los pardmetros con mayor efecto son: el factor de resistencia residual, la capacidad
maxima de adsorcién y la densidad de la fase sélida de las NPs, barras en color verde, azul

claro y azul marino de la Figura 43, respectivamente.

MM o
Minimum | 3.5 ]
RRFT Core(1, 2.5) 0.3404
AD_MAX_RT*AD_MAX_RTA--0:3t48 {000
Dens_SPh_NPs(50, 100) 0:1386
Sw_crit_2*Sw_crit_2 |Tﬂc.a?ass
Dens_SPh_NPs*Dens_SPh_NPs |l0.06694
Dens_W_NF(1024, 1056) [l0.0515
ExpKrw_2(1.5, 2.5) 1004985
DTRAPN_2(-5.1999, -4.5)10.03923]]
AD_MAX_RT(1, 100) 0.0186
Sw_crit_2(0.2, 0.3) 0:006252
-1 0 1 2 3 4 5

Cum_Oil(Reduced Simple Quadratic (alpha=0.1) (R2-training=0.914, R2-verification=0.83T)) (cm?)

Figura 43. Diagrama de tornado resultante del analisis de sensibilidad de la produccién acumulada
de aceite por desplazamiento con NPs.

5.4.2 Ajuste historico de la prueba de desplazamiento bajo el esquema de
inyeccion de NPs, considerando los mecanismos de cambio de mojabilidad

y reduccion de la tension interfacial

Los resultados obtenidos en el andlisis de sensibilidad (SA), proporcionan una referencia
de los pardmetros con mayor impacto en la produccién acumulada de aceite por inyeccion
de NPs. Sin embargo, en el ajuste historico, se consideraron nuevamente todos los

parametros del SA de la Tabla 17, ya que, a pesar de no tener efecto sobre la funcion
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objetivo, pueden tener un efecto significativo en el perfil de adsorcién, porosidad y
permeabilidad, después de la inyeccion del bache de NPs. Adicionalmente, se modificé el
intervalo de valores para la saturacion de aceite residual (S, ), ya que, en la EOR por
alteracion de mojabilidad, este parametro usualmente disminuye. A partir de los resultados
obtenidos del presente estudio, se obtuvo un modelo de simulacion, representativo de los
trabajos experimentales de Sepehri et al. (2019), de EOR por medio de NPs, considerando
los mecanismos descritos en la seccién 5.2.1. En la Figura 44, se muestra la respuesta del
mejor ajuste histérico (curva en color verde), obtenido para la produccion acumulada de
aceite reportada por los autores (triangulos azules). En el modelo de simulacion resultante,
dicha produccion alcanzé un valor de 4.4 cm3, lo cual representa un 42.6% del volumen
original de aceite y 6.8% de EOR por efecto de las NPs, con respecto al caso de
desplazamiento con salmuera. Estos resultados de simulacion, representan un error de
2.3% en la produccién acumulada de aceite obtenida experimentalmente por Sepehri et al.
(2019), donde se obtuvo 9.1% de EOR por efecto de las NPs.
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Figura 44. Ajuste histérico de la produccion acumulada de aceite por desplazamiento con NPs.

A diferencia de los datos obtenidos experimentalmente, los resultados de simulacion en la
produccion acumulada de aceite, presentan un retraso en el inicio del incremento de la EOR
por efecto de las NPs. Para analizar este comportamiento, en la Figura 45 se muestra la
distribucion de los principales parametros involucrados en el desplazamiento por
nanoparticulas, para el instante en el que termina el bache del nanofluido. Las curvas de

color verde olivo y azul marino, representan el comportamiento de la permeabilidad relativa
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al aceite y al agua, respectivamente. Las curvas de color verde claro y azul claro, son la
saturacion de aceite y de agua, respectivamente. La curva en color rojo es la tensién
interfacial, mientras que la café es la adsorcion de NPs, y la guinda es la fracciéon mol de

NPs en la fase acuosa.

Como se puede observar en la Figura 45, delante del bache de NPs (curva guinda), a una
distancia aproximada de 5.3 cm desde la cara de inyeccion, se observa la formaciéon de un
banco de aceite (curva verde claro) que se desplaza hacia la frontera de produccion,
mientras que la saturacion de agua en este frente de desplazamiento disminuye. Este
comportamiento se debe a los efectos combinados de reduccién de la Tl (desde la cara de
inyeccion hasta los 6.5 cm) y al cambio de mojabilidad (aumento de la permeabilidad relativa
al aceite y diminucion de la permeabilidad relativa al agua), lo cual mejora la movilidad del
aceite. Entre los 5.3 y los 6.5 cm, se presenta la disminucién de la fraccién mol de NP en
fase acuosa y el aumento de la Tl a su valor original, lo cual ocasiona que el aceite delante
del bache de nanofluido, se desplace con menor facilidad. Una vez que termina el bache
de nanofluido e inicia la inyeccién de salmuera, la Tl delante de los 6.5 cm seguird
disminuyendo, a un ritmo y valor menores, a medida que disminuye la concentracion de
NPs en fase acuosa debido a la adsorcién de estas en el medio poroso. Por lo tanto, para
poder desplazar el banco de aceite generado delante del bache de nanofluido,
cualitativamente se puede anticipar, que al menos se requiere de un VP. No obstante, la
adsorcion de NPs en las paredes del medio poroso y su distribucién en la interfaz agua

aceite, podrian retardar atin mas el proceso.
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Figura 45. Perfiles de: permeabilidad relativa al agua y al aceite en color azul marino y verde olivo,
respectivamente; saturacion de agua y aceite en color azul claro y verde claro, respectivamente;
fraccion mole de NPs en la fase agua en color guinda, adsorcion de NPs en color café y tension

interfacial en color rojo, para en instnte de tiempo en el que finaliza el bache de NPs, considerando

reduccion de la Tl y cambio de mojabilidad.

El comportamiento de la produccién acumulada de aceite, obtenida mediante el modelo de
simulacién descrito previamente, es consistente con el analisis de los perfiles de la Figura
45. Sin embargo, dadas las caracteristicas propias del simulador, al considerar ala TI como
mecanismo de EOR, la interpolacion de las curvas de permeabilidad relativa se realiza a
través del numero capilar y, por lo tanto, la fase de la cual se toma la composicién de NPs
es el agua. Esta restriccion, ocasiona que el cambio de mojabilidad sea transitorio, en el
bache de NPs (curvas color verde olivo y azul marino), lo cual es inconsistente con la
alteracion de la mojabilidad por efecto de las NPs reportada en literatura, donde se
considera permanente, segun los estudios reportados por Al-Anssari et al. (2016). Por otro
lado, cualitativamente se observé que el perfil de adsorcion de NPs después de inyectar un
VP de nanofluido, no coincidia con el obtenido por Sepehri et al. (2019), por lo tanto, la
isoterma de adsorcion es un parametro de gran incertidumbre. En la Tabla 18 se muestran
los parametros y su valor resultante para el ajuste histoérico de la prueba experimental que

considera la inyeccién de un volumen poroso (VP) de NPs de la Figura 44.
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Tabla 19 Valor original y resultante de los parametros utilizados en el ajuste histérico bajo el
escenario de inyeccion de NPs.

Valor caso Valor
Nombre del parametro Nombre
base resultante
) . Dens_SPh_N
Densidad en fase solida de las NPs [kg/m?] b 100 100
s
Densidad del agua del nanofluido y de las NPs en fase acuosa
Dens_W_NF 1024 1065
[kg/m?]
Viscosidad del agua del nanofluido y de las NPs en fase acuosa [cp] Visc_W_NF 0.9966 1.106
Exponente de la correlacion de Corey de permeabilidad relativa al
) ExpKro_2 34 2.992
aceite del set 2
Exponente de la correlacion de Corey de permeabilidad relativa al
ExpKrw_2 2 2.25
agua del set 2
Punto final de la curva de permeabilidad relativa al aceite del set 2 Kr_ocw_2 0.909091 0.951818
Punto final de la curva de permeabilidad relativa al agua del set 2 Kr_wiro_2 0.12201 | 0.0757211
Saturacion de aceite residual al agua del set 2 [1] So_rw_2 0.2 0.17
Saturacién de agua critica [1] Sw_crit_2 0.2 0.288
Parametro de interpolacién de la fase NO mojante del set 2 DTRAPN_2 -5.0 -5.199999
Parametro de interpolacion de la fase mojante del set 2 DTRAPW 2 -5.0 -3.549998
Parametro de cambio de curvatura de la curva de permeabilidad
OCRV_2 1 1
relatividad al aceite del set 2
Parametro de cambio de curvatura de la curva de permeabilidad
o WCRV_2 1 0.5
relatividad al agua del set 2
Capacidad méaxima de adsorcion (ADMAX) y nivel de adsorcion
_ AD_MAX_RT 30 35
residual (ADRT) [mole/m3]
Exponente de la correlacion tipo Carmen-Kozeny CKE 3 4
Factor de resistencia residual para el componente adsorbente RRFT_Core 2.0 2.5
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En la Figura 46 se muestran las curvas de permeabilidad relativa resultantes del ajuste
histérico bajo el esquema de inyeccién de NPs. Como se puede observar, el cruce de las
curvas se desplazé hacia la derecha, con respecto a las reportadas por los autores. Este
comportamiento indica que, después del desplazamiento con NPs, la mojabilidad del ntcleo
cambia a una condicion de fuertemente mojado por agua, ligeramente superior al cambio
reportado por Sepehri et al. (2019). Adicionalmente, el aumento del punto final de la curva
de permeabilidad relativa al aceite, en conjunto con la disminucion de la saturacion de aceite
residual y del exponente de Carmen-Kozeny para esta curva, permiten que se desplace un
mayor volumen de aceite. Por otro lado, la disminucién del punto final de la curva de
permeabilidad relativa al agua, asi como el aumento en la saturacion de agua critica y en

el exponente de permeabilidad relativa al agua, limitan el flujo de agua a través del nucleo.
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Figura 46. Curvas de permeabilidad relativa reportadas por Sepehri et al. (2019) (lineas continuas)
y las resultantes del ajuste histérico (lineas discontinuas), correspondientes a la presencia de NPs

(0.2% p/p).

Adicionalmente, se analizé el perfil de adsorcién de NPs y los cambios en porosidad y
permeabilidad en el nucleo, para el tiempo correspondiente al final de la inyeccion del VP
de nanofluido. Como se puede observar en la Figura 47, en el trabajo de Sepehri et al.
(2019), el perfil de adsorcion de NPs en el nucleo, decrece de manera continua desde un
valor maximo en la frontera de inyeccién, hasta un valor de cero, a una distancia de 6.4 cm
(circulos azules). Por otro lado, en este trabajo, se observa que la roca alcanza su maxima

capacidad de adsorcion de NPs de 35mol/m3, desde la frontera de inyeccién, hasta
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aproximadamente los 5.6 cm; posteriormente la adsorcion disminuye de manera

pronunciada hasta cero, a una distancia de 6.9 cm (linea azul).

Perfil de adsorcion (1 VP de NF)

Adsorcién de NPs
(Normalizada)

0 © o000 o
0 2 < 6 8 10
Distancia [cm]

o Datos de simulacién obtenidos por Sepehri el al. (2019)
—Datos de simulacién del modelo A

Figura 47. Perfil de adsorcion de NPs en el nlcleo después de la inyeccién de 1 VP de nanofluido,
considerando cambio de mojabilidad y reduccion de la TI como principales mecanismos de EOR.

La adsorcion de NPs en las celdas cercanas a la frontera de inyeccion, favorecen la
alteracion de la mojabilidad de la roca, hacia una condicion de fuertemente mojada por
agua. Sin embargo, la mejora resultante en la mojabilidad, también genera un dafio en el
medio poroso, reduciendo la porosidad y la permeabilidad, en la vecindad de la frontera de
inyeccion. En la Figura 48 se puede observar que el perfil de porosidad reportado por los
autores, tiene una disminucion de 2.1% del valor original en la vecindad del pozo productor
(circulos azules), la cual aumenta continuamente a lo largo del ntcleo, encontrando su valor
original a una distancia de 4.3 cm desde la frontera de inyeccién. De manera similar, en los
resultados obtenidos en este trabajo, se observa una disminucion de 2.1% en la vecindad
de la frontera de inyeccién (linea azul). A diferencia de los resultados de Sepehri et al.
(2019) la disminucién en porosidad se mantiene constante a lo largo del ndcleo, hasta una
distancia aproximada de 5.7 cm desde el pozo inyector, y posteriormente la porosidad se
reestablece hasta su condicion inicial. Este comportamiento es congruente con el perfil de
adsorcion obtenido en el presente trabajo. Es importante mencionar que el pardmetro de
ajuste de este perfil, al menos para el valor en la vecindad del pozo inyector, fue la densidad
de la fase sélida de las NPs, lo cual es consistente con la Ec. 29. Por lo tanto, a pesar de
gue la variacion de la densidad de la fase sélida de las NPs mantuvo la diferencia de 2.3%

en la produccion acumulada de aceite, respecto al valor experimental reportado por Sepehri

109



et al. (2019), tuvo un impacto importante sobre el cambio en porosidad por la adsorcion de
las NPs.

Perfil de porosidad (1 VP de NF)
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Figura 48. Perfil de porosidad del nucleo después de la inyeccién de 1 VP de nanofluido,
considerando cambio de mojabilidad y reduccién de la TI como principales mecanismos de EOR.

El otro cambio importante como consecuencia de la adsorcion de NPs, es el dafio a la
permeabilidad. En la Figura 49 se observa que, de acuerdo con los autores, la
permeabilidad disminuy6 6.13 % en la vecindad de la frontera de inyeccion y aument6 de
manera continua a lo largo del nucleo, alcanzando su valor original a 4.3 cm desde la
frontera de inyeccién. En este trabajo, se observé la misma disminucién en permeabilidad
en la vecindad de la frontera de inyeccién. No obstante, la diferencia obtenida por los
autores y este estudio es significativa, y al igual que en el caso de la porosidad, el perfil de
permeabilidad conserva la misma tendencia que el perfil de adsorcién de la Figura 47. El
parametro para ajustar el perfil de permeabilidad en la vecindad del pozo inyector, fue el

exponente de Carmen-Kozeny de la Ec. 30.
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Figura 49. Perfil de permeabilidad del nucleo después de la inyeccién de 1 VP de nanofluido,
considerando cambio de mojabilidad y reduccién de la Tl como principales mecanismos de EOR.

Las diferencias entre los perfiles de adsorcion, porosidad y permeabilidad, reportados por
los autores y los obtenidos en el presente estudio, se deben principalmente al modelo de
adsorcion de NPs utilizado. En el simulador STARS, dicha adsorcién se modelé mediante
la isoterma de Langmuir reportada por Monfared et al. (2016). Por otro lado, el modelo de
Sepehri et al. (2019) utilizé la taza neta de pérdida de nanoparticulas (Ec. 15), la cual
considera adsorcion, desorcién y atrapamiento, dependientes de los coeficientes

experimentales de retencion, arrastre y bloqueo, respectivamente.
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5.5 Simulacion de la prueba de desplazamiento bajo el esquema de
inyeccion de NPs en nucleo de carbonato (Sepehri et al. 2019),

considerando Unicamente el cambio de mojabilidad

A patrtir de los resultados obtenidos en la seccion 5.4 y tomando en cuenta que Sepehri et
al. (2019) solo consideraron el cambio de mojabilidad en sus estudios de simulacion, en
esta etapa se evalla la inyeccion de NPs, tomando en cuenta Unicamente al cambio de
mojabilidad, como principal mecanismo de EOR por efecto de las NPs (modelo B). La
presion de disociacion estructural y la disminucién de la relacion de movilidad, se
consideraron igual que en el estudio de la seccion 5.4. En el presente modelo, a medida
gue el nanofluido pasa a través del medio poroso, las NPs no adsorbidas en las paredes de
la roca, debido a que ésta alcanzé su maxima capacidad de adsorcion, permanecen en
suspension sin tener efecto sobre la Tl agua-aceite. Por lo tanto, las NPs no se distribuyen
en la interfaz agua-aceite, sino que estas siguen el flujo del nanofluido y se adsorben en
zonas del medio poroso donde aun no se ha alcanzado la maxima capacidad de adsorcion.
Adicionalmente, la interpolacion de las curvas de permeabilidad relativa, se realiza a través
de una fraccién de la capacidad méxima adsorcién. Esta modificacion permitio mantener el
cambio en la mojabilidad (a una condicién de fuertemente mojada por agua), después del
desplazamiento con nanofluido, lo cual coincide con los datos reportados en literatura de la

seccion 4.1.

Después de realizar un andlisis de sensibilidad, se encontré que el parametro mas sensible
sobre la produccién acumulada de aceite, fue la adsorcion maxima de nanoparticulas
(ADMAX), la cual se modificé simultdneamente con la adsorcion residual, a fin de considerar
una adsorcion irreversible. El rango de analisis de la ADMAX en este estudio, se modifico
desde 90 a 120 mol/m3, observando que el valor de este pardmetro tenia que aumentar,
ya gue, en este modelo, la EOR por efecto de las NPs, depende de la cantidad de NPs
adsorbidas. El otro parAmetro que también tuvo efecto sobre la produccién acumulada de
aceite, fue el factor de resistencia residual (RRFT), el cual representa la reduccién en la
permeabilidad por efecto de la adsorcion de NPs. El rango de estudio del RRFT, se
mantuvo, como en el modelo A, entre 1y 2.5. Por otro lado, aunque la densidad de las NPs
y el exponente de Carmen-Kozeny, no tuvieron efecto significativo sobre la produccion
acumulada de aceite, si tuvieron un impacto en el perfil de porosidad y permeabilidad,

respectivamente.
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En la Figura 50, se muestra el mejor ajuste, del modelo que solo considera cambio de
mojabilidad, con los datos histéricos de produccion acumulada de aceite, reportados por
Sepehri et al. (2019). Como se observa en la figura, la produccién acumulada de aceite
obtenida mediante el modelo de simulacién, es igual a la reportada por los autores en su
trabajo experimental, es decir 9.1% respecto a al desplazamiento con salmuera. Estos
resultados muestran que este modelo de simulacién, logré capturar cuantitativamente la
EOR por efecto de las NPs. Asi mismo, se puede observar un buen ajuste del modelo de
simulacion con los datos experimentales, principalmente en los puntos iniciales y finales.
No obstante, el aumento inmediato en la EOR, una vez iniciada la inyeccidn del nanofluido,
segun los datos reportados por los autores, no se observo en el modelo de simulacion, asi
como tampoco en el modelo de la seccién 5.4. Por lo tanto, tomando como referencia los
resultados de simulacion de Ju et al. (2012) en ndcleos de areniscas, se verificd que la
recuperacion de aceite no mejora inmediatamente después del inicio de la inyeccion de
NPs, sino que, se requiere de al menos un VP de nanofluido inyectado para observar la

mejoria en la produccion de aceite.
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Figura 50. Ajuste histérico de la produccion acumulada de aceite por desplazamiento con bache
NPs considerando Unicamente cambio de mojabilidad.

Para analizar el desfasamiento en el aumento de la produccién de aceite descrito
previamente, en la Figura 51 se muestran los perfiles de los principales pardmetros
involucrados en la EOR por NPs, para el tiempo en que finaliza de la inyeccién de NPs. La

permeabilidad relativa al agua y al aceite, son las curvas en color verde olivo y azul marino,

113



respectivamente. Las saturaciones de agua y aceite se muestran el color verde claro y azul
claro, respectivamente. La curva en color guinda es la fraccibn mol de NPs en fase acuosa

y la café es la adsorcion de NPs.
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Figura 51. Perfiles de: permeabilidad relativa al agua y al aceite en color azul marino y verde olivo,
respectivamente; saturacion de agua y aceite en color azul claro y verde claro, respectivamente;
fraccion mole de NPs en la fase agua en color guinda, adsorcion de NPs en color café y tension

interfacial en color rojo, para el tiempo en el que finaliza el bache de NPs, considerando
unicamente el cambio de mojabilidad.

En la Figura 51, se observa que, desde la frontera de inyeccién hasta los 2.2 cm
aproximadamente, donde se ha alcanzado la maxima capacidad de adsorciéon de NPs
(90 mol/m?), las permeabilidades relativas al agua y al aceite, son las pertenecientes al
desplazamiento con nanofluido. En esta regién, los cambios en las permeabilidades
relativas y el resultante cambio en la mojabilidad, se conservan de manera permanente, lo
cual es consistente con observaciones experimentales de Al-Anssari et al. (2016), teniendo
asi una mayor movilidad del aceite. Por otro lado, entre los 2.2 y los 3 ¢m, es donde se
presenta la disminucién de la adsorcion de NPs, desde un valor méximo hasta un valor de
cero. En esta zona de transicién, se observan cambios importantes en la tendencia de los
perfiles de permeabilidades relativas al agua y aceite. Dichos cambios, son consecuencia
de que, a medida que disminuye la cantidad de NPs adsorbidas en el medio poroso, el
movimiento del agua y el aceite deja de ser gobernado por las cuervas de permeabilidad
relativa por nanofluido y comienza a cambiar por el de las permeabilidades relativas

originales, segun la concentracion de NPs adsorbidas. Finalmente, en la zona donde no se
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ha alcanzado la méaxima capacidad de adsorcion, desde los 3 ¢cm hasta la frontera de
produccion, el flujo de fluidos es gobernado por las curvas de permeabilidad relativa
originales. Esta situacion, ocasiona que, dentro del medio poroso, se desacelere la
movilidad del banco de aceite (la saturacion de agua disminuye y la de aceite aumenta), el
cual se forma delante del bache de NPs, generando asi el retraso en el incremento de la

produccién acumulada de aceite.

En este estudio también se analiz6 individualmente el perfil de adsorcién de NPs, asi como
los resultantes de porosidad y permeabilidad, para el tiempo en que finaliza la inyeccién de
nanofluido. En la Figura 52, se muestra que, como resultado del aumento en la capacidad
maxima de adsorcidon descrito anteriormente, la adsorcibn maxima se alcanza hasta una
distancia de 2.41 cm desde la frontera de inyeccion, lo cual es significativamente menor
respecto al modelo A (Figura 47) donde llegé hasta los 5.6 cm. Sin embargo, en este
modelo, el perfil de adsorcién tampoco sigue de manera precisa la tendencia de los

resultados de simulacién reportados por Sepehri et al. (2019).
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Figura 52. Perfil de adsorcion de NPs en el nlcleo después de la inyeccién de 1 VP de nanofluido,
considerando al cambio de mojabilidad como principal mecanismo de EOR.

En la Figura 53 se muestra el perfil de porosidad desde la cara de inyeccién hasta la de
produccion, para el instante de tiempo en que finaliza la inyeccion del bache de nanofluido,
los circulos son los resultados de simulacion reportados por los autores y la linea continua
los resultados del presente modelo. Como se puede observar, en ambos casos, el dafio en

la porosidad por la adsorcion de NPs, genera una disminucion del 2.1% en la vecindad de
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la frontera de inyeccion. Adicionalmente, la zona donde es mas evidente el dafio en
porosidad, coincide con los datos reportados por los autores. No obstante, en el presente
modelo, el dafio permanece constante desde la frontera de inyeccion hasta 2.41cm y
posteriormente se restablece rapidamente. A diferencia del modelo A, el dafio en la
porosidad para este modelo, es mas representativo de los resultados reportados por
Sepehri et al. (2019), en cuanto a la region donde se presenta dicho dafio. Para ajustar el
dato de porosidad en la vecindad de la frontera de inyeccién, en este modelo, la densidad
de las NPs aument6 hasta un valor de 270 kg/m3, sin afectar significativamente la

produccién acumulada de aceite.

Perfil de porosidad (1 VP de NF)
0.151

0.15 Lo o

o
—
i
[0+]

(=]
N
N
hay]

Cambio en porosidad [fracc]

0 2 4 6 8 10
Distancia [cm]

o Datos de simulacién obtenidos Sepehri el al. (2019)
——Datos de simulacién del modelo B

Figura 53. Perfil de porosidad del nucleo después de la inyeccion de 1 VP de nanofluido,
considerando al cambio de mojabilidad como principal mecanismo de EOR.

Con respecto a la permeabilidad, en la Figura 54 se muestran las diferencias entre los
resultados obtenidos en el presente modelo de simulacion y los obtenidos por los autores.
Como se aprecia en dicha figura, la reduccién de la permeabilidad en la vecindad de la
frontera de inyeccién obtenida con el modelo B, tiene una reduccion de 6.13 % del valor
original, lo cual es consistente con los resultados de Sepehri et al. (2019). Asi mismo,
aunque la zona donde es mas evidente el dafio, coincide con los resultados reportados por
los autores, el dafio permanece constante hasta una distancia de 2.41 cm desde a cara de
inyeccion, y después se reestablece rdpidamente. Por otro lado, a diferencia del modelo A,
se observa que el dafio en permeabilidad del presente modelo, es més representativo con

los datos reportados por los autores para la region donde se presenta el dafio. Para ajustar
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la disminucion de permeabilidad en la frontera de inyeccion, el exponente de Carmen-

Kozeny se modificé ligeramente respecto al modelo A.
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Figura 54. Perfil de porosidad después de la inyeccion de 1 VP de nanofluido.

Aunque los resultados obtenidos en el presente modelo, muestran un mejor ajuste,
cuantitativamente y cualitativamente con los datos reportados por Sepehri et al. (2019),
respecto al modelo A, el modelado de la adsorcion de NPs en STARS, se podria definir
mediante el modelo de isoterma de adsorcion de Langmuir y variar los parametros de esta,
hasta que el perfil de adsorcién del modelo reproduzca los datos de simulacion reportados
por los autores. De este modo, los perfiles de porosidad y permeabilidad simulados, tendran
un mayor ajuste con los datos reportados por Sepehri et al. (2019), pues como se ha podido

observar previamente, estos son gobernados por el perfil de adsorcion.

En la Tabla 19, se muestran las principales diferencias en los parametros de los modelos A
y B analizados previamente. La maxima capacidad de adsorcién es significativamente
menor en el modelo A, lo cual puede deberse a la cantidad de NPs requerida para simular
el cambio de mojabilidad y la reduccién de la Tl de manera simultanea. En el caso de la
densidad de las nanoparticulas, se observa que en el modelo que solo considera cambio
de mojabilidad, se tiene un valor mas alto, el cual es necesario para ajustar el cambio en
porosidad. Para el exponente de Carmen-Kozeny, los valores son muy similares, lo cual

indica que este es un parametro independiente del modelo utilizado.
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Tabla 20 Diferencias en los parametros de ajuste de los dos modelos de simulacion realizados
para reproducir el trabajo experimental de Sepehri et al. (2019).

Nombre del parametro

Modelo que considera
cambio de mojabilidad y
reduccion de la tensién

interfacial (modelo A)

Modelo que considera
Unicamente cambio de

mojabilidad (modelo B)

Capacidad maxima de
adsorcion (ADMAX) y nivel de

y _ 35 90
adsorcion residual (ADRT)
[mol/m?3]
Densidad en fase solida de las
100 270
NPs [kg/m3]
Exponente de la correlacion
2.7 2.8

tipo Carmen-Kozeny [1]
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6 Modelado y simulacion de inyeccion de NPs en nucleo de
yacimiento naturalmente fracturado mediante el uso del
software comercial STARS de CMG

Como se estudio en los capitulos cuatro y cinco, los trabajos experimentales y de simulacion
reportados, han demostrado que la inyeccion de nanofluidos de NPs de silice, mejoran la
recuperacion de aceite en nucleos de carbonato. Sin embargo, actualmente no se tiene
registro de trabajos experimentales o de simulacidn, sobre el efecto de las NPs de silice
como método de EOR en medios porosos fracturados. Por lo tanto, dada la relevancia de
los yacimientos naturalmente fracturados descrita en el capitulo tres y el potencial mostrado
por las NPs de silice en ndcleos de carbonato, es de gran interés evaluar el uso de este
método de EOR en medios fracturados. En este capitulo se realiza la simulacién de la
inyeccion de NPs empleando el nucleo de carbonato de Sepehri et al. (2019) del capitulo
cinco y considerando la presencia de una fractura anular. EI modelo de simulacién estéatico
resultante, representa el nicleo de yacimiento naturalmente fracturado y se definieron como

principales mecanismos de EOR al cambio de mojabilidad y la reduccién de la TI.

6.1 Suposiciones del modelo de simulacién del nucleo con fractura anular

A partir de los modelos de simulacion creados en el capitulo cinco, se construy6 el modelo
de simulacion del nucleo con fractura anular. Las suposiciones hechas para este modelo,
son basicamente las mismas que las descritas en la seccion 5.2.1 para reproducir los
trabajos experimentales de Sepehri et al. (2019). Ademas de dichas suposiciones, para el
modelo con fractura anular, se consideran dos medios porosos, correspondientes a la
matriz y a la fractura. El medio poroso que representa la matriz, conserva las propiedades
de modelo ajustado al desplazamiento con salmuera descrito en la seccién 5.3.2, mientras
que el medio poroso que representa la fractura, tiene valores altos de porosidad y

permeabilidad, caracteristicas propias de una fractura abierta.

6.2 Malla de simulacion del nucleo con fractura anular

En la Figura 55, se muestra esquematicamente la representacion del nucleo con la
presencia de una fractura anular. Las celdas de color azul representan el sistema de matriz,
mientras que las celdas en color rojo el sistema de fracturas. Como se puede observar, en
la direccién vertical se realiz6 una distribucion logaritmica del tamafio de las celdas, desde

las caras de inyeccién y produccion, hacia el centro del ntcleo. Asi mismo, en la direccion
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radial también se realiz6 una distribucion logaritmica de las celdas, quedando la celda més
pequefa en contacto con la fractura anular. Esta distribucién de las celdas, se realiz6é con
la finalidad de capturar los de manera precisa, los fendmenos involucrados en la EOR por

efecto de las nanoparticulas.

I

Figura 55. Malla de simulacién del nicleo C26-W2 con presencia de fractura anular.

La malla de simulacién esta constituida por 58 celdas a lo largo del nicleo y 5 celdas en la
direccion radial. En las Tablas 20 y 21 se muestra la distribucion y el tamafio de las celdas
en la direccion longitudinal y radial, respectivamente. Las demas propiedades de la malla
de simulacién que representan la matriz, permanecen igual a las de la Tabla 10, mientras

gue la porosidad de la fractura se definié del 99% y la permeabilidad de 1000 md.
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Tabla 21 Celdas y su espesor a lo largo del nicleo.

Nimero de celda | Espesor [cm]
1-4 0.0100
5 0.0100
6 0.0100
7 0.0174
8 0.0312
9 0.0570
10 0.1049
11 0.1940
12-28 0.2500
29-30 0.3254
31-47 0.2500
48 0.1940
49 0.1049
50 0.0570
51 0.0312
52 0.0174
53 0.0100
54 0.0100
55-58 0.0100
Tabla 22 Celdas y su espesor en la direccion radial del ndcleo
Numero de celda | Espesor [cm]
1 1.3431
2 0.2465
3 0.0449
4 0.01
5 0.01

Las condiciones de presion inicial y temperatura del ndcleo, son 100psi y 25°C,
respectivamente. En este modelo, la frontera de inyeccién se definié en celdas que no
pertenecen al medio poroso considerado como la matriz. De este modo, los fluidos
inyectados pueden fluir libremente a través de la fractura anular y penetrar en la matriz
mediante el proceso de imbibicién, representando el comportamiento del flujo de fluidos en
un yacimiento naturalmente fracturado. Por otro lado, la frontera de produccién se ubicé en
celdas que no pertenecen a la matriz, a fin de producir los fluidos provenientes tanto de la
matriz, como de la red de fractura. Las condiciones operativas en la frontera de inyeccion y

produccién fueron de 0.2 cm3/min y 100 psi, respectivamente.

6.3 Componentes del modelo de simulacién

En relaciéon con los componentes requeridos para representar los fluidos que saturan el

nucleo (matriz) y la fractura anular, asi como los definidos para simular las pruebas de
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desplazamiento, se utilizaron los definidos en el modelado de los estudios experimentales
de Sepehri et al. (2019) (Tabla 11).

6.4 Alteracion de permeabilidades relativas y tension interfacial en fucion de

la concentracion de NPs

El cambio de mojabilidad de la matriz por efecto de las NPs, de mojada por aceite a mojada
por agua, se representa en el modelo de simulacién mediante la interpolacién de los dos
juegos de curvas de permeabilidad relativa reportados por Sepehri et al. (2019). El primero
de estos son las curvas originales del nucleo y el segundo es el resultante de la inyeccion
de un volumen poroso (VP) de nanofluido a una concentracion de 0.02 cc/cc de
nanoparticulas de Si0, (Figura 34). En el caso de la fractura, no se considera cambio de
mojabilidad ya que se supone que esta saturada al 100% de agua. El la Figura 56 se
muestran las curvas de permeabilidad relativa correspondientes a la fractura a lo largo del
eje del nucleo (van Golf-Racht 1982)
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Figura 56. Curvas de permeabilidad relativa de la fractura (van Golf-Racht 1982).

En el modelo de simulacidn, se consider6 la reduccion de la tension interfacial agua-aceite

a medida que aumenta la concentracion de NPs, tal como se muestra en la Figura 36.

6.5 Cambio de porosidad y permeabilidad por efecto de la adsorcion de NPs

La adsorcién de NPs en las paredes del medio poroso matriz, se modelé mediante la
isoterma de adsorcion tipo Langmuir. Los datos utilizados para la isoterma se obtuvieron de

Figura 37, utilizada para reproducir los trabajos experimentales de Sepehri et al. (2019). La
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reduccion de porosidad es capturada por el simulador STARS al definir un componente
sélido capaz de adsorberse, segun lo descrito en la seccién 5.2.5. En el caso del cambio
de permeabilidad, esta se considera en el simulador como una funcion de la porosidad del
fluido, mediante la ecuacién tipo Carman-Kozeny (Ec. 30), cuyo exponente caracteristico

depende del tipo de roca.

6.6 Simulacion del desplazamiento con salmuera en el nucleo de carbonato

con presencia de fractura anular

Una vez construido el modelo estatico de simulacion del nlcleo con presencia de fractura
anular, la siguiente etapa fue simular una prueba de desplazamiento con salmuera como
fluido de inyeccion. En la Figura 57, la linea discontinua en color verde, representa la
produccion acumulada de aceite, por efecto del desplazamiento con salmuera en el nucleo
con la fractura. Como se puede observar, la produccion inicial de aceite es minima, debido
a la canalizacién de la salmuera a través de la fractura, donde el aceite producido se debe
principalmente al mecanismo de imbibiciébn espontdnea en la vecindad matriz-fractura.
Posteriormente, a medida que la fractura se satura de aceite, el gradiente de presion
aumenta y por lo tanto la produccion de aceite también aumenta, desplazandolo desde la
matriz hacia la fractura en la vecindad de la frontera de inyeccion. Adicionalmente, en la
Figura 57 se muestra en circulos rojos, la produccion acumulada de aceite por
desplazamiento con salmuera sin presencia de fractura. La recuperacion acumulada de
aceite en el nucleo con presencia de fractura, alcanzé un valor de 2.82 cm3, lo cual
representa un 27.34% del volumen original de aceite. Este valor es aproximadamente 25%
menos de la produccién acumulada obtenida sin considerar la presencia de fractura. Estos
porcentajes de recuperacion son consistentes con los valores reportados por Beliveau et al.
(1991) y Aguilera (1999) en YNF durante las etapas de recuperacion primaria y secundaria.
Por lo tanto, se considera que los resultados obtenidos por desplazamiento con salmuera,

en el ndcleo con presencia de fractura, son los esperados.
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Figura 57. Produccion acumulada de aceite a condiciones estandar por desplazamiento con
salmuera. Los circulos rojos son los datos obtenidos experimentalmente por Sepehri et al. (2019) y
la curva punteada en color verde son los resultados obtenidos en el ndcleo con fractura anular.

6.7 Simulacion de la prueba de desplazamiento bajo el esquema de
inyeccion de NPs en nucleo fracturado de carbonato, considerando los
mecanismos de cambio de mojabilidad y reduccién de la tension

interfacial

Tomando como modelo base el nucleo con fractura anular en el cual se simulé la inyeccién
de salmuera, descrito previamente, la siguiente etapa consistié en realizar la simulacion de
inyeccion de NPs, considerando al cambio de mojabilidad y la reduccién de la tension
interfacial como mecanismos de EOR. El escenario consisti6 en inyectar un VP de
salmuera, seguido de un VP de nanofluido de NPs de Si0, a una concentracion de

0.2 % p/p y finalmente cuatro VP de salmuera.

En la Figura 58, la curva en guinda indica el inicio, la duracion y el final del bache de
nanofluido, mientras que la curva punteada en color verde olivo, muestra la produccion
acumulada de aceite bajo el escenario de inyeccion de nanofluido. La curva verde olivo
discontinua (guiones), es la produccién acumulada de aceite para el caso donde solo se
inyectan seis VP de salmuera. Como se observa en la Figura 58, durante el desplazamiento
del primer VP (salmuera) la produccion acumulada de aceite sigue el comportamiento
descrito en la seccion 6.6 y se mantiene hasta poco mas de la mitad del bache de

nanofluido. Después de este periodo, la produccién acumulada de aceite comienza a
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incrementar nuevamente por efecto de las NPs. Este comportamiento se debe a que el
nanofluido se canaliza a través de la fractura, contactando rapidamente toda la superficie
del sistema matiz, lo cual acelera el cambio de mojabilidad y genera una imbibiciéon de agua
mas fuerte, obteniendo asi una mayor recuperacién de aceite desde la matriz hacia la
fractura. Posteriormente, debido a que la fractura se satura de aceite, el gradiente de
presion aumenta y la produccion de agua disminuye, debido a que el nanofluido penetra la

matriz en la frontera de inyeccion, lo cual también favorece la produccién de aceite.

Los resultados de la simulacion, muestran que la produccién acumulada de aceite con el
esquema de inyeccion de NPs alcanza 4.1 cm? de aceite, es decir 39.5% de recuperacion
de aceite. Este valor representa un aumento en el factor de recuperacion de 12.2% respecto
al desplazamiento con salmuera. Por lo tanto, el estudio de simulacion de inyeccion de NPs
en un ndcleo fracturado, muestra el potencial de este método de EOR para ser

implementado a escala de un YNF.
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7 Conclusiones y recomendaciones

7.1 Conclusiones

Las NPs poseen una alta relacion area superficial-a-volumen, lo cual las hace altamente
reactivas. Durante el transporte de NPs a través del medio poroso, se presentan los
fendmenos de adsorcidn, desorcion y bloqueo de las gargantas de poro, resultantes de la
interaccion nanofluido-aceite-roca. La presencia de estos fendmenos, ha permitido
identificar seis mecanismos mediante los cuales se logra aumentar la recuperacion de
aceite por efecto de NPs: alteracion de la mojabilidad, reduccion de la tension interfacial,
control de la viscosidad, presién de disociacion estructural, taponamiento de la garganta de

los poros y prevencion de la precipitacion de asfaltenos.

Los YNF son sistemas dificiles de caracterizar, de modelar y de predecir de manera precisa,
debido al gran contraste de permeabilidades entre los sistemas de matriz y de fracturas,
ademas de las heterogeneidades propias de este tipo de yacimientos. Sin embargo, los
YNF poseen més del 60% de las reservas probadas de aceite a nivel mundial, de las cuales
solo del 10 al 30 % se pueden recuperar por medio de la recuperacion primaria y
secundaria. Por lo tanto, se deben emplear métodos de recuperacion mejorada apropiados,

a fin de extraer el mayor volumen de aceite remanente en el yacimiento.

Evaluar el potencial los métodos de EOR para un YNF mediante pruebas de
desplazamiento a nivel de nicleo, es una actividad que rara vez se realiza, debido a la
complejidad para caracterizar la red de fracturas o bien conservar las propiedades de esta
durante la prueba. No obstante, realizar este tipo de estudios es de gran importancia para
comprender y optimizar el método de EOR en medios fracturados, a fin de disefiar y
desarrollar pruebas piloto a escala de yacimiento. Por tal motivo, realizar estudios de
simulacién a escala de nacleo de YNF, con un modelo que capture de manera confiable los
principales mecanismos de EOR del método bajo estudio, permite evaluar el efecto de este

sobre diferentes propiedades de la red de fracturas.

La recuperacion mejorada de aceite observada en los estudios experimentales reportados
en literatura por efecto de las nanoparticulas, se debe a la combinacion de los fenémenos
de adsorcién, cambio de mojabilidad y reduccién de la tensién interfacial, los cuales se
aproximaron en el modelo de simulacion del presente estudio, a pesar de no contar con un

asistente para la configuracién de este método de EOR.
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La razon por la cual la produccion de aceite, en los modelos A y B, no increment6 de
acuerdo con los resultados experimentales de Sepehri et al. (2019), es que la
heterogeneidad del nucleo mencionada por los autores, debe contemplar presencia de
fracturas, ya que de acuerdo con el estudio de simulacion del nicleo de YNF, la fractura
permite que el nanofluido contacte una mayor area superficial del sistema poroso matriz,

en menos tiempo, acelerando el efecto de las NPs sobre la recuperacion de aceite.

La simulacion de la inyeccion de nanoparticulas como método de EOR, en un software
comercial que no esté disefiado especificamente para este método de recuperacion, es un
proceso complejo e iterativo, el cual involucra un modelo de simulacién apropiado que
represente a las nanoparticulas, su transporte, adsorcion y los cambios resultantes en
porosidad y permeabilidad, asi como los mecanismos que influyen en el incremento de la

recuperacion de aceite.

La simulacion de estudios de laboratorio de EOR en software comercial o propio, requiere
de informacion completa, veraz y confiable para alimentar al simulador y disminuir las
incertidumbres en los parametros de simulacién. De este modo, pardmetros criticos como
el RRFT utilizado como parametro de ajuste podran ser analizados dentro de un rango bien

acotado y representativo del método de recuperacion bajo estudio.

7.2 Recomendaciones

Realizar estudios de simulacién de inyeccion de NPs a escala de yacimiento, considerando
un arreglo de pozos inyectores y productores, empleando los modelos de simulacién Ay B
ajustados a los trabajos experimentales de Sepehri et al. (2019). A partir de los resultados
obtenidos, realizar estudios paramétricos de las variables mas sensibles identificadas en
los modelos Ay B, afin de evaluar la incertidumbre de éstos sobre la produccion acumulada

de aceite a escala de yacimiento.

Realizar estudios paramétricos en el modelo de nucleo fracturado, considerando la
variacion de las propiedades de la fractura, concentracion de las NPs y esquemas de

inyeccion.

Realizar estudios experimentales del efecto de las nanoparticulas en el cambio de
mojabilidad, la reduccién de la tension interfacial, la adsorciéon de éstas en las paredes del
medio poroso y pruebas de desplazamiento en nucleos de carbonatos de yacimientos de
México, candidatos a la aplicacion de este método. Como resultado de estos estudios, se

podra generar la informacion completa para validar/complementar/mejorar los modelos de
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simulacion e identificar de manera precisa los parametros mas sensibles, asi como su rango
de incertidumbre, con el objetivo de realizar simulaciones a nivel de yacimiento con menor

grado de incertidumbre para la aplicacion de una prueba piloto.
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Apéndices

Apéndice A

A continuacién, se detalla el modelo de Ju et al. 2012, el cual es el més general y constituye
la base para determinar el transporte de NPs en medios porosos. En el modelo se realizaron
las siguientes consideraciones: (1) El flujo es en condiciones isotérmicas, (2) La arenisca 'y
los fluidos son compresibles, (3) El medio poroso es heterogéneo, (4) El flujo de fluidos en
el medio poroso sigue la Ley de Darcy, (5) La fuerza gravitacional es considerada, (6) La
viscosidad y la densidad del aceite y el agua son constantes y son fluidos Newtonianos. En
primer lugar, ya que el flujo de fluidos en medios porosos sigue la Ley de Darcy, las
ecuaciones que gobiernan el flujo multifasico ligeramente compresible de fluidos

Newtonianos, son:

k- kpy 0 (d-Sy
v (Bw-yqu)w)-l_qw_at( B, ) Al
k- ko 0 ¢'So>
. o -
v (Bo-uov °>+q" at( B, A2

Donde &, y @, estan definidas como:

Do =potVo-z A.3
Dy =Pw+Yw Z=Po+Pewo+ Vw2 A4

Donde t es el tiempo, ¢ es la porosidad del medio poroso, k es la permeabilidad absoluta,
k., B, u, q,S,y p son la permeabilidad relativa, el factor de volumen, la viscosidad, el gasto
de produccion o inyeccion, la saturacién y la presion de cada una de las fases (aceite o
agua), respectivamente, y p. es la presion capilar. Para flujo de las fases aceite y agua, la

suma de sus saturaciones es igual a uno.

De acuerdo con las propiedades o el tipo de NP, estas pueden estar presentes ya sea en
la fase aceite o en la fase agua. Si se tienen NP hidrofébicas (HLP), estas se encontraran
presentes en la fase aceite (I = o) y si se tienen NP hidrofilicas (LHP), estas se encontraran
presentes en la fase agua (I = w). Usualmente estas Ultimas son utilizadas en los procesos

de EOR. Debido a que el tamafio de las NP se encuentra en la escala nanométrica, se
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considera la difusién Browniana. Por lo tanto, la ecuacion que describe el transporte de NP
en el medio poroso, conocida como la ecuacidon de conveccidn-difusion-adsorcién, es

expresada como:

a(¢S,C) aC, ac, aC,
Tor gy Py, g,

[a< S,D acl)+a< S,D acl)+a< S,D 0C1>]+R =0 A5
axd’”"ax ayd)llyay az¢zlzaz 1= :

La condicion inicial para la Ec. A.5 es:

€,=0,t=0 A6

La condicién de frontera en donde se encuentra el pozo inyector es:

C = Ciiny A7

Donde C; es la concentracion de NPs en la fase [, D; es el coeficiente de dispersion de NPs
en la fase [, R, es la taza neta de pérdida de NPs en la fase [, y C;;,, €s la concentracion

de NPs en los fluidos inyectados.

A medida que las NPs son transportadas por el flujo de fluidos dentro del yacimiento, estas
pueden adsorberse en las paredes del medio poroso, o bien, quedar atrapadas en las
gargantas de los poros. Ademas, las NPs retenidas en el medio poroso, se pueden desorber
o desbloquear por fuerzas hidrodinamicas, y luego posiblemente adsorberse o quedar
atrapadas en otras paredes u otras gargantas del medio poroso, respectivamente. Por lo
tanto, la taza neta de pérdida de NPs en la fase [ de la Ec. A.5, es definida mediante la

modificacion de Ju et al. (2002) como:

_ Oy Oy

R, = il 3
=% T o

A.8

Donde v; es el volumen de NPs en contacto con la fase [ adsorbidas en la superficie de los

poros por unidad de volumen de roca, v; es el volumen de NPs en contacto con la fase [
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atrapadas en las gargantas de los poros por unidad de volumen de roca, debido a

taponamiento o al efecto de puenteo.

De acuerdo con resultados experimentales de Gruesbeck y Collins (1982), el flujo de fluidos
dentro del medio poroso tiene una velocidad critica, por debajo de la cual Unicamente puede
ocurrir retencion de NPs, y por encima de la cual se presentan de manera simultanea la
retencion y el arrastre de NPs. Ju et al. (2012) presentaron un modelo modificado de
Gruesbeck y Collins (1982) para la depositacion superficial, el cual se expresa de la

siguiente manera:

oy (g uC ,cuando U < U
ot g Cp — ag v (U — uy) ,cuando u; > Uy, A.9

La condicion inicial de la Ec. A.9 es:

v, =0,t=0 A.10

En la Ec. A9, a4; Y a.; son coeficientes de retencion superficial y arrastre de NPs en la
fase [, respectivamente y u;. es la velocidad critica del flujo para que la fase [ arrastre NPs
(Ju et al. 2012).

La ecuacion que describe el atrapamiento de NPs en las gargantas de los poros, en la fase
[, esta dada por:

o

Frai ap G Al

Donde a,, es el coeficiente de bloqueo de la garganta del poro. La condicion inicial de la

Ec. A.11 es:

v =0,t=0 A.12
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Mientras las NPs son transportadas en el medio poroso, la adsorcion de estas en las
paredes de los poros y el bloqueo de las gargantas de los poros, ocasionan cambios en la
porosidad y en la permeabilidad del yacimiento. De acuerdo con Ju et al. (2002) la ecuacion

para calcular los cambios en la porosidad local instantanea es:

¢ = (¢o - z A¢) A.13

Donde, ¢, es la porosidad inicial y }; A¢ representa la variacion de porosidad por adsorcion

y desorcién de NPs en el medio poroso, la cual se expresa mediante la siguiente ecuacion:

ZA¢=U?+U1 A.1l4

Adicionalmente, Ju et al. (2002) definieron la expresion para calcular los cambios en la
permeabilidad local instantdnea debido a la adsorcion y bloqueo de NPs en el medio poroso,

como:

k = ko[(1— ks + f/do]" A.15

Donde k, es la permeabilidad inicial, k y ¢ son la permeabilidad y la porosidad locales
instantaneas del medio poroso, respectivamente, k; es una constante para la filtracion de
fluidos permitida por los poros taponeados, y f es la fraccion del area de seccion transversal

original abierta al flujo, definida mediante la siguiente ecuacion (Ju et al. 2002):

f=1—asv/ A.16

Donde as,, es el coeficiente de eficiencia de flujo para las NPs (Ju et al. 2002, EI-Amin et

al. 2013).

Como resultado de la presencia de NPs en los fluidos dentro del medio poroso, la presion
capilar puede cambiar debido a la alteracion de la tensién interfacial, lo cual afectara los
comportamientos de flujo multifasico dentro del medio porosos (Ju et al. 2012). Para un
sistema de dos fases, la presion capilar para un tubo delgado ideal con diametros iguales

Se expresa como:
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_ 20y, - cos(0)

Pc A.17

r

Donde g,,, €s la tensién interfacial entre las fases mojante y no mojante, 6 es el angulo de
contacto y r es el radio del tubo capilar. Durante la inyecciéon de NPs como método de EOR,
la presencia de las NPs en los fluidos ocasionara cambios en la tensién interfacial (¢), y la
adsorcion de las NPs en las paredes de los poros ocasionard cambios en el angulo de
contacto (8) debido al cambio de mojabilidad. Por lo tanto, la tension interfacial se puede
considerar como funcién de la concentracion de NPs en el fluido, y el &ngulo de contacto
como funcién de la retencion de NPs en las paredes de los poros. Por otro lado, la presién
capilar de un medio poroso se obtiene mediante experimentos de inyeccion de mercurio y
se considera como funcién de la saturacion de la fase mojante, si la mojabilidad no cambia.
Teniendo esto en cuenta y considerando la alteracion de la mojabilidad ocasionada por el
tratamiento con las NPs, asi como la heterogeneidad del medio poroso, la presién capilar

se puede considerar como (Ju et al. 2012):

pe = f(Sw, C,v; +vp) A.18

Como ya se ha mencionado, la adsorcion de NPs en las paredes de los poroso genera el
cambio de mojabilidad del medio poroso, lo cual, a su vez ocasiona cambios en la forma de
las curvas de permeabilidad relativa. Por tal motivo, Ju et al. (2002) proponen el modelo
descrito a continuacién para estimar las permeabilidades relativas, considerando la
adsorcion de NPs, las propiedades geométricas de éstas y el area especifica del medio

pOroso.

Suponiendo un contacto puntual de nanoparticulas esféricas tocandose entre si, y usando
el volumen real de las NPs como el denominador, el area especifica de las NPs es s;, =
6/d; donde d es el diametro de las NPs (Ju et al. 2002).

Inicialmente las NPs adheridas a las paredes de los poros se esparcen como una sola capa,
por lo tanto, el area superficial de las NPs esta dada mediante la siguiente ecuacion (Ju et
al. 2012):
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6
s=; tv)s, = + Ul)a A.19

Para tomar en cuenta la irregularidad de las NPs y sus caracteristicas de adsorcion, a la
Ec. A.19 se agrega el coeficiente de area superficial 8. Por lo tanto, el area superficial de

NPs queda definida como:

6
s =B/ +vz)5 A.20

Para calcular el area especifica del medio poroso, Ju et al. (2012) presentaron la siguiente

ecuacion:

¢
sy = 70006 |— A21

Donde w es un coeficiente para calcular el area especifica.

Cuando s > s,, la superficie total por unidad de volumen del medio poroso esta
completamente cubierta por NPs adsorbidas o atrapadas en las gargantas de los poros. En
este caso, la mojabilidad del medio poroso esta determinada por las NPs. Por otro lado,
cuando s < s, solo una parte de la superficie por unidad de volumen del medio poroso esta

ocupado por las NPs (Ju et al. 2009).

Las permeabilidades relativas del agua y el aceite antes del tratamiento con NPs, son
definidas respectivamente como k.., ; ¥ k;,;, a una saturacion de agua S,,; (Ju et al. 2012).
Cuando las superficies por unidad de volumen de medio poroso estdn completamente
cubiertas por NPs, es decir s < s, las permeabilidades relativas de las fases agua y aceite,
son definidas como k,,,; Y k;,;, respectivamente. De otro modo, cuando 0 < s <s,, las
permeabilidades relativas de las fases agua y aceite son consideradas como una funciéon

lineal de la superficie cubierta por NPs, dadas por (Ju et al. 2012):

I
=k
’ _ TWJ T™Wj
TwWjp — krwj + Sy S A.22
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ko
. roj roj
rojp — kroj + s, S A.23

El modelo matematico descrito previamente, es un sistema no lineal el cual incluye la
ecuacion de continuidad de las fases agua (w) y aceite (0) (Ec. A.1 y A.2), la ecuacion
conveccion—difusion—adsorcion (Ec. A.5), y una serie de ecuaciones auxiliares. Para la
solucién del modelo, Ju et al. (2012) emplearon el método de diferencias finitas para
transformar las ecuaciones parciales no lineales en ecuaciones algebraicas lineales. Para
resolver la ecuacion presion—saturacion (Ec. A1 y A2) los autores emplearon la técnica
Implicit—Pressure /Explicit—Saturation (IMPES) y para resolver la ecuacién conveccion—
difusion—adsorcién (Ec. A.5) utilizaron un método explicito. De acuerdo con Ju et al. (2012)

el procedimiento de solucién es el siguiente:

(1) Primero se obtiene la distribucion de presiones mediante la solucién de la ecuacion
presion—saturacion (Ec. A1 y A2), luego se puede calcular la derivada de la presién
para cada fase en cada direccibn mediante el uso de la distribucion de presién. La
velocidad de cada fase (u;, u;, Y u;;) Se puede calcular mediante la Ley de Darcy
cuando se conoce la derivada de la presion. Estas velocidades son utilizadas para
resolver la ecuacion A.5.

(2) Se calcula la distribucién de concentracion de NPs mediante la solucion de la ecuacion
conveccion—difusion—adsorcion (Ec. A.5) utilizando el método iterativo explicito.

(3) Se calculan los nuevos valores de porosidad ¢, permeabilidad absoluta k, y
permeabilidades relativas de las fases agua y aceite, para cada celda, utilizando las
ecuaciones A.13, A.15, A.22 y A.23, respectivamente. Posteriormente, se regresa al

primer paso si no se ha alcanzado el tiempo maximo de simulacion.
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Apéndice B

Céalculo de la masa molecular de la salmuera con una salinidad de 80,000

ppm.

Para el calculo del peso molecular de la salmuera, se requiere conocer de la concentracion
de sal en el agua y el peso molecular de cada uno de los componentes presentes en la sal

y en el agua.

MM, = 16 [g/mol]
MMy = 1[g/mol]
MMy, = 23[g/mol]
MM, = 35.45[g/mol]

g 9. ar
42 =18 ]

MMHZO :MMO+(2MMH): 16[ mol mol

g g g

MMy oo = (MMyy) + (MMg) = 23 [ l] +35.45 [— Ol] = 58.45 [ﬁ]

La concentracién de sal es de 80,000 ppm, que es equivalente en porcentaje a 8 wt%. A

partir de esta informacion, la masa molecular de la salmuera queda definido como:

MMyz04+nact = ((MMyz0)(fraccion)) + (MMyqc) (fraccion))
MMyo4nact = (18 =D -o. 08)) + ((58.45 [ . 08)) = 21.236 [— il]

kg

lkg
kmol]

1000g

MMsqimuyera = 21.236 [mol]( ) = 0.021236 [
Célculo de la viscosidad de la salmuera con una salinidad de 80,000 ppm a

una temperatura de 25 °C

1. Método grafico de Matthews & Russell
La gréfica de la Figura B.1 se ocupa a menos de 212 °F, y la viscosidad est4 dada a 1 atm.
Este método grafico es aplicable en un rango de valores de presion menores a 10,000 psia,
en un rango de temperaturas de 60 a 400 °F y una salinidad menor a 26 % 0 260,000 ppm.
La presion de trabajo en este estudio es de 100 psi por lo que no requiere de correccion.

Para la temperatura de interés de 25 °C (77 °F), el valor de la viscosidad es de 1.1 [cp].
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Fig. 3.10.- Viscosidad del agua a una atmésfera en funcion de temperatura y salinidad,
para ofras presiones seguir la correccion indicada (Ref. 12).

Figura B.1 Viscosidad del agua a una atmosfera en funcién de la temperatura y salinidad (Tomado
de Banzer, C. (1996))
2. Correlacion de Matthews & Russell
La correlacion que ajusta con las curvas de viscosidad de la Figura B.1, esta dada por la

Ec. B1, la cual aplica para los rangos de presion, temperatura y salinidad descritos en el
método grafico de Matthews & Russell.

_ B
b =A+ o B.1

Los parametros A y B estan definidos por las expresiones B.2 y B.3, respectivamente:

A =—0.04518 + 0.009313 S — 0.000393 S? B.2

B =70.634 + 0.09576 S2 B.3
Donde:

W+ Viscosidad de la salmuera, cp
T: Temperatura, °F
S: Salinidad, % p/p

Sustituyendo valores se tiene:

A = —0.04518 + ((0.009313)(0.08)) — ((0.000393)( 0.082)) = —0.044432445
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B = 70.634 + ((0.09576 )(0.08%)) = 70.63461286

70.6346
H = —0.0444 + ———— = 0.8729 [cp]

3. Correlacion de McCoy, R.L,
Aplica para cualquier rango de presion, temperatura y salinidad. El calculo se inicia con la

viscosidad del agua pura a 500 psia a la temperatura de interés (25 °C), dada mediante la

ecuacion B.4.

(247.8)
fyp = 0.02414x10\T-140 B.4
Donde
Hwp: Viscosidad del agua pura, cp
T: Temperatura, K
La correccion de u,,, por salinidad, esta dada por la ecuacion B.5:
B 1~ 187x10735%5 + 2.18x104525
Hwp B.5

+ (T%5 — 1.35x1072T)(2.76x1073S — 3.44x107*S1>)
Donde

uy: Viscosidad de la salmuera, cp
T: Temperatura, °F
S: Salinidad, wt% (1% = 10,000 ppm)

Sustituyendo, se tiene:

( 247.8 )
HUwp = 0.02414x10'298.15-140/ = 0.89043

LN 1.87x1073(8)%° + 2.18x10~4(8)?®

.uwp
+ ((77)0-5 - 1.35x10—2(77)) (2.76x103(8) — 3.44x1074(8)'°) = 1.1447

Hw _ 11447

'uwp
My = 1.1447 % py,,

Uy = 1.1447 %+ 0.89043 = 1.019 ¢p

4. Correlacion de Van Wingen N.

Aplica para cualquier rango de presion, temperatura y salinidad, la viscosidad de la

salmuera esta dada por la ecuacion B.6.
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-2 =572
Uy = exp(1.003—1.479x10 (T)+1.982x10~°T B.6

Donde

T: Temperatura, °F
W,y Viscosidad de la salmuera, cp
Para la temperatura de T = 77 °F (25°C), se tiene:
ty = exp[1.003 — (1.479x1072(77)) + (1.982x107°(772))]

Uy = 0.9818 [cp]

Céalculo de la densidad de la salmuera con una salinidad de 80,000 ppm a

una temperatura de 25 °C

1. Procedimiento general
Primero se calculé la densidad relativa mediante la Ec. B7, la cual considera la masa

molecular del agua y de la salmuera.

_ M M.S‘almuera

Yw = MMy, B.7

Donde:
Yw: Densidad relativa de la salmuera, [1]
g

MM imuera: Masa molecular de la salmuera, —

MMy, o: Masa molecular del agua, —

Posteriormente, a partir de la densidad del agua a condiciones estandar, se calcula la

densidad de la salmuera mediante la expresion B.8.

Psaimuera = (yw)(pHZO) B.8
Donde:
Psaimuera’ Densidad de la salmuera, -
Pi,0: Densidad del agua a condiciones estandar, -
Sustituyendo valores en las Ec. B.7 y B.8, se tiene:
21.236[-L]
Yoy = MMsgimuera _ ’ ol =1.18
v MMy20 18[L]
mol

Psaimuera = (1.18) (1 [CJ#D =118 [CJ#]
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2. Correlacion de McCain, W.D., Jr
La correlacion dada en la Ec. B.9 proporciona la densidad de la salmuera en funcion del

porcentaje total de solidos disueltos.

pwi = 62.368 + 0.438603(S) + 1.60074x10‘3(52) B.9
Donde

pw: . Densidad de la salmuera a condiciones estandar, Ib/ft3

S: Salinidad en porcentaje por peso de solidos disueltos (1% = 10,000 ppm)

Sustituyendo valores en la Ec. B.9, se tiene:

b
pwi = 62.368 + 0.438603(8) + 1.60074x1073(8%) = 65.9792 —

ft
Llevando a las unidades de interés (g/cm?)
Ib [453.59g 1ft3 g
659792 — = 1.0568—
ft3l 11b 28316.84 cm3 cm?

Calculo del peso molecular del aceite reportado por Sepehri et al. (2019)

1. Reglas de mezclado
A partir de la composicion del aceite reportada por Sepehri et al. (2019), se calculd su masa
molecular, utilizando la masa molecular de cada componente y su fraccion mol dentro de la
mezcla. El método utilizado fue el de la regla de mezclado, el cual es aplicable en todo
rango de presiones y temperaturas. En la Tabla B.1 se muestran los componentes del aceite
de Sepehri et al. (2019), el porcentaje de cada uno de estos dentro de la mezcla, su peso

molecular y el producto del peso molecular por la fraccién mole.
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Tabla B.1 Calculo del peso molecular del aceite composicional reportado por Sepehri et al. (2019)

S eete | Mol tny | MM ] | MM, [ ] FraccMor
H,S 0 34 0
N, 0 28 0
o, 0 44 0
C, 0 16 0
C, 0.07 30 0.021
Cs 0.45 44 0.198
iC, 0.53 58 0.3074
nC, 1.4 58 0.812
iCs 0.61 72 0.4392
nCs 0.52 72 0.3744
Ce 9.12 86 7.8432
c, 7.25 100 7.25
Cq 7.13 114 8.1282
Co 6.12 128 7.8336
C1o 6.1 142 8.662
Cis 5.03 156 7.8468
Cios 55.67 170 94.639
100

De este modo, la masa molecular del aceite queda definido mediante la Ec. B.10.

n
MM, = Z[(MMl-)(fraccién mol;)] B.10
i=1

Sustituyendo valores, se obtiene:

n

_ _ 6] = 9
MM, = Zl[(MMl)(fracaonl)] = 144.3548 ||
=
Célculo de la viscosidad del aceite reportado por Sepehri et al. (2019) a 25
°Cy 100 psi
1. Correlacion de Beal

Esta correlacion (Ec. B.11) reporta la viscosidad de aceite libre de gas (muerto) y su rango

de aplicacion es de 10 a 52.5 °API, con temperaturas de 98 hasta 250 °F.
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_ {032+ 1.8x107 ( 360 )a
HUoa = ' YXPSI?) T — 260 B.11

El exponente a de la ecuacién B.11, esta definido mediante la expresién B.12:

8.33)

a = 10(043+55p7 B.12

Donde:

Uoq: Viscosidad del aceite libre degasalatmyT, cp
°API. Densidad API del aceite

T: Temperatura del yacimiento, °F
Sustituyendo valores, se obtiene:

8.33
a = 10(043+273) = 54341

1.8x107 360 \>*341
Hoa = | 032+ 707 (537 _ 260) = 24.663 [cp]

2. Correlacion de Glasso, O.

La correlacion esta dada por la ecuacion B.13 y su rango de aplicacion es de los 20.1 a
48.1 °API, con temperaturas de 50 hasta 300 °F.

Hog = (3.141x10™) (T 3***) ((log(¥ap))*) B.13

El exponente a de la ecuacién B.11, esta definido mediante la expresion B.14:

a = (10.313(log(T)) — 36.447 B.14

Donde:

Uoq: Viscosidad del aceite libre degasalatmyT, cp
°API: Densidad API del aceite
T: Temperatura del yacimiento, °F

Sustituyendo valores, se obtiene:

a = (10.313(log(77)) — 36.447 = —16.99
Uog = (3.141x1010)(7773444) ((log(23.7))~109°) = 21.7[cp]
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3. Caorrelacion de Kartoatmodjo, T. & Schmidt, Z.
La correlacién esta dada por la ecuacion B.15 y su rango de aplicacion es de los 14.4 a
58.9 °API, con temperaturas de 75 hasta 320 °F.

Hoa = (16x10%) (T 728177)((log(y4p)) (57526 108(T)~26.9718)) B.15
Donde:

Uoq: Viscosidad del aceite libredegasalatmy T, cp
°API: Densidad API del aceite

T: Temperatura del yacimiento, °F

Sustituyendo valores, se tiene:
Uog = (16x108)(77—2.8177)((10g(27.3))((5.752610g(77))—26.9718)) =226111 [Cp]

Célculo de la densidad del aceite reportado por Sepehri et al. (2019) a 25 °C
y 100 psi

1. Densidad del aceite muerto
Tomando en cuenta que se trata de un aceite muerto, sin presencia de gas disuelto, la
densidad del aceite se puede calcular a partir de la definicion de densidad relativa del aceite,
la cual se define como la relacion de la densidad del aceite a la densidad del agua, ambas

medidas a la misma presion y temperatura (Ec. B.16).

Po

'y =
? PH20 B.16

Sabiendo que la densidad relativa del aceite reportada por Sepehri et al. (2019) fue de

0.8911, se resuelve la ec B.16 para la densidad del aceite como:

po = (08911) (1 [C‘%]) = 0.8911 [%]

2. Considerando que a las condiciones de presion de 100 psi el aceite puede tener
gas en solucion

Para calcular la densidad del aceite considerando que a las condiciones de presién de la
prueba de desplazamiento pudiera haber presencia de gas en solucion, se utiliza la Ec.
B.17.

_ 350y, + 0.0764y,4R,
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Donde:

p,: Densidad del aceite, Ib/ft3

B,: Factor de volumen del aceite, Vyac.y./Voace.

R,: Relacion de solubilidad, SCF/STB

Y, Densidad relativa del aceite (agua = 1)

Yga: Densidad relativa del gas disuelto (aire = 1)

350: Densidad del agua condiciones estandar, [b/bls
0.0764: Densidad del aire a condiciones estandar, lb/ft3]

5.615: Factor de conversion, ft3/bl

Para poder emplear esta correlacion, se sigue el siguiente procedimiento:

1) Primero se calcula la relaciéon de solubilidad con la correlacion de Standing

En esta correlacion la presion debe esta dada en psia y la temperatura en °F (aplicable a
todo valor de p y T por debajo de la p,)

Consideraremos una gravedad especifica del gas de 1 (y, = 1)

1.2048
Rs =, [(152 + 1.4) (10((0.0125]/Ap1)—0.00091 T))]
Sustituyendo valores:

1.2048

Re =7, [(11184%.27 4 1_4) (10((0,0125(23.7))-(0.00091(77))))]

R. = 24.8262 [Scf]
s STB

2) Se realiza el célculo de la densidad del aceite considerando gas disuelto a una

temperatura de 25°C y 100 psi.

Primero se calcula la densidad relativa del gas disuelto y el factor de volumen del aceite
(Bo). En los calculo se considera la densidad API del aceite (27.3°API) y la densidad relativa

del aceite reportada por Sepehri et al. (2019) (0.8911).
La densidad relativa del gas disuelto se calcula mediante la siguiente expresion

125+ YapPI -
Yoa =— g5~ 3.5715x10 ®YapiRs

Sustituyendo valores
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_125+273 (3.5715x107)(27.3) (24 8262 [Scf]) =0.79
ygd = 50 . X . . STB = VU.

El factor de volumen de aceite se calcul6 por medio de la correlacion de Standing:

1.2
B, = 0.9759 + 0.00012 [Rs (Z—g) + 0.25 T]
o
Sustituyendo valores, se obtiene:
B, = 0.9759 + 0.00012 [24 8262 [Scf] ( ! ) + ((0.25)(77[°F]) ]1'2
o ' ' STB1\0.8911 (0. )

B, = 1.0254 [bbl/STB]

Con los valores obtenidos para la densidad relativa del gas disuelto y el factor de volumen
del aceite, se utiliza la ecuacion B.17 para calcular la densidad del aceite a la presion de
100 psiy 25 °C.

Célculo de la densidad:

((350)(0.8911)) + ((0.0764)(0.79) (24.8262 [%D et [lbs]

Po ™ (5.615) (1.0254 [%D fed
oo [0 eml | _ s 10
po = 54.41 [ ft3] — % 0.8823 [Cm3]
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Apéndice C

Datos de histéricos de recuperacion de aceite por inyeccion de agua y

nanofluidos en las unidades requeridas por CMG.

Para poder comparar los resultados experimentales reportados por Sepehri et al. (2019)
(Figura 23) con los obtenidos de simulacion en STARS, se gener6 un archivo del histérico
de produccion con extension .fhf. En dicho archivo, se deben reportar en el eje x el tiempo
en [h] y en el eje y la recuperacion acumulada de aceite en [cm? ]. Para ello, a partir de los
datos de la Figura 23 se realizé la conversion a las unidades anteriormente mencionadas,

de acuerdo con el procedimiento descrito a continuacion.

El volumen de roca (Vr) del ntcleo de Sepehri et al. (2019) se calculé mediante la Ec. (C.1).
Vr = Agp * Ly = Agp * (n¢ x L) C.1

Donde:
Agr: Area de la seccion transversal del nicleo, cm?
Ly: Longitud del nucleo, cm
n.: numero de celdas
l.: Longitud de la celda, cm

Tomando en cuenta los datos de la Tabla 10 y sustituyendo los valores correspondientes

en la ecuacion C.1, se tiene:

Vr = Agr x Ly = Agp * (ng * 1) = 8.6 = (40 * 0.25) = 86 [cm3]

El volumen poroso se determiné mediante la Ec. C.2.
Vp=Vo*¢ C.2

Sustituyendo en volumen de roca calculado previamente y la porosidad reportada en la

Taba 10, se calcul6 el volumen poroso.

V, =V, x ¢ =86+0.15 = 12.9 [cm?]

De este modo es posible estimar el tiempo necesario para inyectar un volumen poroso en

3
el nicleo, sabiendo que el gasto de inyeccion (g;,,) es de 0.2 [%]

1 [min]

=12. X ————
fav, Olem”] 0.2 [cm3]

= 64.5 [min] = 1.075 [h] = 0.04479 [dias]
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De manera general se utiliza la expresion C.3 para convertir los volimenes porosos [VP]

de agua inyectados a tiempo de inyeccion de agua en [h]

129 3 1|mi 1[h h
tln}’agua [h] = InYagua [VP] ( 1[][/c;r]l ]> (05}221]) <60[£n3n]> = 1075 (%) Inyagua[VP] C3

Dato a ingresar

El volumen de aceite contenido inicialmente en el nlcleo se estimé de acuerdo con la Ec.
Cc4

VO = Vp * Sooriginal = Vp(l - SWconnata) = Vp - VWconnata C4

Donde:

So... .. Saturacion de aceite original, fracc
original

. Saturacién de agua connata, cm

Wconnata

%4

Wconnata

: Volumen de agua connata, cm3

En este calculo no se tom6 en cuenta el factor de volumen de aceite (B,) porque el
experimento no se hace a condiciones de yacimiento, lo cual indica que el valor de B,, es
muy cercano a uno. Ademas, en el trabajo de Sepehri et al. (2019) no se proporciona el

valor de B,,. Por lo tanto, con el valor de V, calculado y con el valor de S, de la Figura

connata

28, se calcula el volumen original de aceite, como:

V, =V, =V, =V, -V

p(l - SWconnata) 14 Weonnata

=12.9 — (12.9 % 0.2) = 10.32 [cm3]

*
Sooriginal

A partir del volumen original de aceite calculado, es posible obtener la recuperacion de

aceite en cm3, mediante la Ec. C.5.

RF[cm®] =  RF [%] <%) = 0.1032 <%> RF[%] c4

Dato a ingresar

Conversion de unidades de la concentracion de NPs de la grafica de tension

interfacial

En el Preprocesador del simulador numérico de yacimientos de CMG (Builder), al agregar
datos de Tension Interfacial (TI), la concentracion del componente en la fase agua, en este
caso nanoparticulas (NPs), se debe ingresar en unidades de [fracciéon mol]. Sin embargo,
Sepehri et al. (2019) reportan la concentracién de NPs en [g/L]. Por lo tanto, a continuacién

se muestran los calculos realizados para dicha conversion de unidades.
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1. Célculo de la masa molecular de las nanoparticulas de silice Si0, y del agua:
Masa molecular del Si = 28.0855
Masa molecular del 0 = 15.9994

Mg;o, = (28.0855) + 2(15.9994) = 60.0843 [%]

Masa molecular del H = 1.00794
Masa molecular del O = 15.9994

My, = 2(1.00794) + (15.9994) = 18.01528 [%]

2. Célculo del numero de moles (n) en 1[g] de Si0, (Se considera 1[g] de Si0, ya que

para la primera concentracion de NPs de Si0, en la medicion de la Tl fue de 1[g/L]).

masa total del SiO, m 1[g]
n= — = — = ——————— = 0.016643 [mol]
masa molecular del Si0, M  ¢0.0843 [ g l]
mo

3. Célculo del nimero de moles (n) de H,0 en 1[L] (Se considera 1[L] de H,0 ya que las

concentraciones de NPs de Si0, estan referidas a 1[L]). La masa de 1[L] de H,0 se

considera igual a 1000 [g], tomando como referencia py,p @ ce. = 1 C‘#]

_ masatotaldel H,0  m 1000 [g]
" = masa molecular del H,0 M 18.01528 [Ll]
mo

= 55.5084 [mol]

4. Calculo de la fraccion mol del soluto de 1 [g] de NPs en 1 [L] de agua.

No.de moles de soluto

Fraccion mol de soluto =
No.de moles de soluto + No.de moles de solvente

Fraccion mol de soluto = 0.016643 [mol] — 0.0002997386 1
raccton mot e SO0 = 4 016643 [mol] + 55.5084 [mol] fracemo

5. Este procedimiento se repite para cada valor de concentracion de nanofluido dado en
[g/L] de la grafica de TI, reportada por Sepehri et al. (2019), y se obtiene el

correspondiente valor en unidades de fracc mol, tal como se muestra en la Figura 30.

Adicionalmente, Builder permite cargar datos de Tl ingresando los datos de concentracién
del componente en la fase agua, en unidades de porciento peso (%wt). Es decir, la
concentracion del nanofluido reportada por Sepehri et al. (2019) en la grafica de TI, se
debera de cambiar de [g/L] a [%wt]. Para realizar la conversion, se utiliza la ecuacién C.5,
donde la masa total de la solucion esta formada por la masa del soluto mas la del solvente

juntos.
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masa del soluto

0 = X 100
% p/p masa total de la soluciéon C.5

Aplicando la Ec. C.5 considerando 1 [L] de agua y la densidad del agua como py,o @ ce. =
1 [Cfr’l—g] se tiene, para la concentracion de NPs de 1 [g/L] el siguiente % p/p:

1[g]
0 _ % 100 = 0.0999 ~ 0.1
% P/P = 1000 [g]+ 11g]

Este calculo se repite para cada valor de concentracion de la grafica de Tl y se obtiene otra

opcion de poder cargar los datos en Builder.

Conversion de unidades de la concentracion de NPs en el fluido de inyeccion

El volumen poroso de nanofluido inyectado en el ndcleo tiene una concentracion de
0.02 cc/cc (fraccién de soluto) en la corriente de entrada, sin embargo, en el simulador se
debe ingresar este dato en unidades de fraccibn mole. A continuacién, se detallan el

procedimiento realizado para la conversién de unidades:
Partiendo de la ecuacién C.6 de concentracion (v/v)

Volumen de soluto

concentracion % (V/V) = Volumen de solucion x 100 C.6

Dado que el dato de concentracion reportado por Sepehtri et al. (2019) es de 0.02 cm3/cm?,

en el presente estudio la Ec. C.6 se consider6 como se muestra en la Ec. C.7.

cm?3 de soluto

concentracion (cc/cc) = C.7

cm3 de solucion

Donde, la solucion esta formada por el soluto y el solvente juntos, por lo tanto, la Ec. C.7,

se puede reescribir como:

volumen de soluto [cm?3]

concentracion (cc/cc) = C.8

volumen de (soluto + solvente) [cm3]

Considerando 1 [cm3] de volumen de solucion, y sustituyendo en la Ec. C.8, se tiene:

volumen de soluto [cm?3] volumen de soluto [cm3]

concentracion (cc/cc) = =0.02

volumen de (soluto + solvente) [cm3] 1 [cm?3]
Resolviendo para el volumen de soluto en cm3, se tiene:
volumen de soluto [cm3] = 0.02 x 1

volumen de soluto [cm3] = 0.02
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Es decir, en 1 [cm?3] de solucién, se tienen 0.02 [cm?] de soluto

Ahora bien, para calcular la fraccion mole, primero se realiza la conversion de la
concentracion (v/v) a una fraccién en % p/p. Para ello se consideré un volumen de 1 [L] de

solucién y sustituyendo en la Ec. C.8, se tiene:

concentracion (cc/cc) = volumen de soluto [cm?3] _ volumen de soluto [cm3] — 0.02
volumen de (soluto + solvente) [cm?3] 1000[cm?3]
Resolviendo para el volumen de soluto [cm?®] de soluto, se tiene:
volumen de soluto [em3] = 0.02 X 1000
cm3 de soluto = 20
Sabiendo que la densidad bruta del soluto es de pbulkNPSSiOZ =01 [C‘#] y la

densidad de la soluciéon (nanofluido) es de psycion @ ce. = 1 %]

A partir de la definicion de densidad p = % - m = p -V, se puede estimar el porciento peso,
de acuerdo con la Ec. C.9:

masa del soluto

0 = X1
% p/p masa total de la soluciéon 00 C.9

Y sustituyendo en la Ec. C.8, se tiene:

masa del soluto 0.1 [C,%]XZO [em?] _ 2[4l

%p/p = X 100 =

masa total de la solucion 1 [Cmia]xwoo [em3] = 1000 lg]

X100 =0.2%p/p

Por lo tanto, el por ciento en peso (% p/p) de NPs de Si0, en el nanofluido inyectado bajo

el primer escenario de simulacion, es:

% p/p = 0.2de NPs de SiO,

Lo cual representa 2[g/L] y para convertirlo a fraccion mole se siguié el siguiente

procedimiento:

1. Célculo de la masa molecular de las nanoparticulas de silice Si0, y del agua:

Masa molecular del Si = 28.0855
Masa molecular del 0 = 15.9994

Msio, = (28.0855) + 2(15.9994) = 60.0843 [%]

Masa molecular del H = 1.00794
Masa molecular del O = 15.9994

My,o = 2(1.00794) + (15.9994) = 18.01528 [%]
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Calculo del numero de moles (n) en 2[g] de Si0, (Se considera 2[g] de Si0, ya que la
fraccion de soluto (concentracién de NPs en el nanofluido) en la corriente de inyeccion

de nanofluidos es de 0.02 cc/cc (que es equivalente a 2 [g/L])).

masa total del Si0, m 2 [g]
n= —— =— =——-——=0.033286566 [mol]
masa molecular del Si0, M g0 0843 [L]

mol

Célculo del nimero de moles (n) de H,0 en 1[L] (Se considera 1[L] de H,0 ya que las

concentraciones de NPs de Si0, estan referidas a 1[L]). La masa de 1[L] de H,0 se

considera igual a 1000 [g], tomando como referencia py,o @ ce. = 1 [i

cm3]l’

_ masatotaldel H,0  m 1000 [g]
~ masamolecular del H,0 M 1801528 [L]
' mol

= 55.5084 [mol]

Célculo de la fraccion mol del soluto de 2 [g] de NPs en 1 [L] de agua.

No.de moles de soluto

Fraccion mol de soluto =
No.de moles de soluto + No.de moles de solvente

— L de soluto — 0.033286566 [mol] 00005993
raccton mot e SO0 = 4 033286566 [mol] + 55.5084 [mol] fracc]

Fraccion mol de soluto = 0.0005993 [fracc]

Ahora es necesario convertir 0.2 % p/p de NPs de Si0, a partes por millén [ppm]. Para ello,

se realiza el siguiente procedimiento:

1% p/p = 10,000 [ppm]
Por lo tanto:

x [ppm] = 10,000 - y (% p/p)
Para el caso de % p/p = 0.2 = y,de NPs de Si0,, se tiene:
x [ppm] = 10,000 - 0.2 (% p/p) = 2000 [ppm]
Esto es:

2[g] _ . gl 10°[mg] _ [mgl] _
S TIREATIEE T il 20007 = 2000[ppm]
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Conversion de unidades de la concentracion de equilibrio y del adsorbato

adsorbido de la isoterma de adsorcion de Monfared et al. 2015.

Para poder cargar en STARS los datos de la isoterma de adsorcion reportada por Monfared

et al. (2015) mostrada en la Figura C.1, se debe hacer la conversién de unidades de

Ceqlmg/L1 vs qeqlmg/ gl a Coqlfraccion mol] vs qoq[mol/m3]y llevarla a las condiciones de

temperatura de 298 K (25 °C).

25
o Q
2 [a]
0 A
o 4 =]
A A =]
15 a
E, . B
E =}
~§ o
a
=203 K
05 A303 K
233K
u i i i i Il
0 200 400 600 800 1000 1200

Czq 1rng|’L}

Figura C.1 Isotermas de adsorcion a diferentes temperaturas para la adsorcion de NPs de silice
sobre una superficie de calcita (Tomada de Monfared et al. (2015))

A continuacion, se describe el procedimiento para realizar la conversion de unidades:
1. Conversion de unidades de la concentracion de equilibrio, de Cy, [%] aCeqlfraccion mol]

Primero, la concentracion de equilibrio en el eje x se convertira de C,, [%] a Ceq [%] como

mg 1[L] mg
Ceq [T] X (1000 [ml]) = Ceq [W]

mg 1[g] g
Ceq T] X (1000 [mg]) = Ceq [Z]

se muestra a continuacion:
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Para convertir las unidades de la concentracion de equilibrio de Cg, [%] a

Ceq[mole fraction], se utiliz6 la ecuacion C.10 (https://www.engineeringtoolbox.com).

Ce[fraccion mole]
Miyotpente [-2] % Ce [lg_] C.10

solucién

Euty

) Ce M] X (Msolvente [%:I - Msolutu [%]) + X Psoulucién [%:I X Msulvente [%]

solucion

Donde:

Mgowente: Masa molecular del solvente, [%]

Mqomeo: Masa molecular del soluto, [%]

Psoutucion: DENSidad de la solucién, [%]
gsoluto]

solucion

Ce: Gramos de soluto/litro de solucidn, [

De este modo, la concentracién de equilibrio obtenida en unidades de [%] se puede calcular

en unidades de fraccién mole.

2. Conversion de unidades del eje y de la isoterma de adsorcion reportada por Monfared

et al. (2015). El adsorbato adsorbido se tiene en unidades de Q, [%] y se convertira a

unidades de 0, [gm(’l].

m3

Sabiendo que Q. es la cantidad de NPs adsorbidas en equilibrio por unidad de masa de
cantidad de adsorbato adsorbido en [mg] .,
. Entonces, la conversion

adsorbente, es decir: Qe - cantidad de adsorvente [g]

requerida queda definida como:

gmole mg 1[g] 1000[g] 1 kg
|73 ]:Qe [7]X(1000[mg]>x< 1[kg] )X Moo ] X Proca [F]
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Con esta expresion, los datos leidos en el eje y de la grafica de la Figura C1, se obtienen

en las unidades requeridas por el simulador.

Para obtener la isoterma de adsorcion a la temperatura de 298 K (25 °C), se realizaron el
procedimiento aqui descrito para las curvas de 293 Ky 303 K. Posteriormente, se interpol6

entre los valores resultantes para hallar los resultantes a la temperatura de interés.

Adicionalmente, también se considero la conversion de unidades para la cantidad de NPs
adsorbidas en equilibrio por unidad de masa de adsorbente, de acuerdo con la expresién
C.11 (STARS, Apéndice D: Fluid and Rock Properties, seccion D7 Component Adsorption
and Blockage), la cual contempla la porosidad y la densidad de la roca.

e

m3 17} cm3 - PV 1000[mgyp] 1m

Ir_caliza

ngIe] - Q [ mygnp ] (1 B w)pr,caliza Yr_caliza PV] [ 1[gNP] ] 100 Cm)3 X 1 Cll
Mg, ]

In
gmolyp

Donde:

¢: Porosidad de la roca, fracc

Pr_catiza: DeNsidad de la roca caliza, -

Mg;0,: Masa molecular de las NPs, ﬁ

La Ec. C.11 se aplica para cada valor de los datos leidos en el eje y de la gréfica de la
Figura C1. Esta es otra forma de realizar la conversion de unidades de la cantidad de NPs
adsorbidas en equilibrio por unidad de masa de adsorbente, a fin de obtener los datos en
las unidades requeridas por el simulador. De igual manera que el el primer procedimiento
de conversion de unidades, para obtener la isoterma de adsorcion a la temperatura de
interés, se generan las curvas a 293 Ky 303 K, para posteriormente interpolar entre estas

dos y hallar resultante a 298 K.
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