UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO

FACULTAD DE INGENIERIA

Analisis de las interacciones
roca-fluido con
nanoparticulas de oxido de
aluminio y tensoactivo

TESIS

Que para obtener el titulo de
Ingeniero Petrolero

PRESENTA
Diego Lopez Toledo

DIRECTORA DE TESIS
Dra. Ana Paulina Gédmora Figueroa

Ciudad Universitaria, Cd. Mx., 2026




iNGENIERTZ
=

—_ ﬂ \.
i '

PROTESTA UNIVERSITARIA DE INTEGRIDAD Y
HONESTIDAD ACADEMICA Y PROFESIONAL
(Titulacién con trabajo escrito)

De conformidad con lo dispuesto en los articulos 87, fraccién V, del Estatuto General, 68, primer
parrafo, del Reglamento General de Estudios Universitarios y 26, fraccién I, y 35 del Reglamento
General de Exdmenes, me comprometo en todo tiempo a honrar a la institucién y a cumplir con los
principios establecidos en el Cédigo de Etica de la Universidad Nacional Auténoma de México,
especialmente con los de integridad y honestidad académica.

De acuerdo con lo anterior, manifiesto que el trabajo escrito titulado ANALISIS DE LAS
INTERACCIONES ROCA - FLUIDO CON NANOPARTICULAS DE OXIDO DE ALUMINIO Y
TENSOACTIVO que presenté para obtener el titulo de INGENIERO PETROLERO es original, de mi
autoria y lo realicé con el rigor metodolégico exigido por mi Entidad Académica, citando las fuentes
de ideas, textos, imdgenes, gréficos u otro tipo de obras empleadas para su desarrollo.

En consecuencia, acepto que la falta de cumplimiento de las disposiciones reglamentarias y
normativas de la Universidad, en particular las ya referidas en el Cédigo de Etica, Ilevard a la nulidad
de los actos de cardcter académico administrativo del proceso de titulacion.

" DIEGO LOPEZTOLEDO

= Niimero de cuenta: 421042287



Declaratoria

Esta tesis se desarroll6 gracias al apoyo otorgado por el proyecto PAPIIT IN109524:
“Valoracion de las interacciones entre fluidos, medios porosos y surfactantes con
nanoparticulas y sus implicaciones en la recuperacion de hidrocarburos”, y al

Laboratorio de Interaccion Roca-Fluido y Fluido-Fluido.

Los resultados obtenidos se presentaron durante la undécima reunion anual del
capitulo mexicano de InterPore que se realizé en marzo del 2025 en el Instituto de
Geologia en la Universidad Nacional Autonoma de México, bajo la modalidad

“cartel”.



Agradecimientos

Un agradecimiento especial a mi asesora, la Dra. Ana Paulina Gémora Figueroa,

por todo el apoyo que me ha brindado, por su paciencia, tiempo y ensefianzas.

Al Dr. Victor Leonardo Teja Juarez, por su apoyo brindado en la realizacion de este

trabajo.

A todos los integrantes del LIRFFF, por hacer los dias mas amenos y siempre estar

dispuestos a brindarme su ayuda, gracias.

A mi padre, por todo su esfuerzo, por su amor incondicional, y sacrificios a lo largo
de mi vida. Gracias por ensefiarme con tu ejemplo el valor de la perseverancia y la

humildad. Este logro también es tuyo, sin ti nada de esto seria posible.

A mi madre, gracias, por siempre estar pendiente de mi, por tu amor y carifio. Este

logro también es tuyo, pues, sin ti nada seria posible.

A mis hermanos, Roberto y Katia, que con su compaiiia todo este camino fue mucho

mas facil.



indice general

DeClaratoria........... ... e aeeeaeee i
AgradeCimieNtOS. .......coooiiiiiiiii et e e e et e e e e e e e e eeea e eeenns iii
I - e [ T T - T PP vii
Lista de tablas......... ... ix
Lista de SIMDbBOIOS ....... ... e Xi
RESUMEBN ... e s e aaasae s asasaaaaaaaaaes XV
ADBSEFACT ... Xvii
JUSHIFICACION ...t 1
HIPOESIS ...t e e e ettt ettt e e e e e e eeeettsaaaeaeeeeeaeeennnans 3
ODBjJetivo GENEIAL..........coooiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiii e 3
ODbjetivos PartiCUIAres .............ooovveiie e e e e e e e e e e e e 3
L0 T 11 {1 ] o e USSR 4
Antecedentes sobre recuperacion mejorada (EOR)............cccceeeiiiiiiiiiiiiiieee e, 4
Recuperacion mejorada (Enhanced Oil Recovery, EOR)..........ccccooiiiiiiiiiiiiiinnnee. 4
TENSOACHIVOS.....ccoiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiii e 5
NaNOPArtiCUIAS ..........ccooiieee e e e e e e e e e ee e as 7
Nanoparticulas con tensoactivos .............ccooiviiiiiiiiiiei i 11
L0 T 11 {1 ] [o v PSSP PPPPURTPPPRRN 14
Jerarquia experimental, pruebas de mojabilidad y desplazamiento.......................... 14
Materiales ........ .. e 15
EQUIPOS UtIIZAAOS .........oiiiiiiiii st eeea s 16
Caracterizacion basica de una muestra de roca carbonatada con una celda de
AdesSPlazamiento...........cooiiiiiiiiiii e e e e e e ee e e e 18
L0 T 11 {1 ] o e S PPN 50
Resultados ¥y diSCUSION ... 50
Pruebas de SUSPENSION.........coooiiiiiiiiiiee et 50
Pruebas de tension superficial ...............ccoooiiiiiiiiiiiie e, 52
Pruebas de capilaridad..............cooooiiiiiiiiii e 52
Pruebas de mojabilidad................coooi e 57
Pruebas de desplazamiento................ouiiiiiiiiiiiiiiiiie e 61
CONCIUSIONES ... 84
Recomendaciones para trabajos futuros.....................ooooiiiiiiiienn e, 86



Y 1= (o T D PP P PP PPPPPPPPPP 92
Propiedades del sistema roca-fluidos ..., 92
POFOSIAAd ... ..o ettt e e e e e e e et et e e e e e e eeeeeeaaaas 92

Porosidad absoluta ... 93
Porosidad efectiva............cccooii e 93
Saturacion de fIUIdOS ... 93
Saturacion critica de aceite, Soc..........ovvivuuiiiiiiii i 94
Saturacion residual de aceite, Sor.......cooovvuiiiiiiiiiiiiee e 94
Saturacion movible de aceite.............coooiiiiiiiiiiii e 95
Saturacion critica de agua, Suc.......ceeeeiriiiiiiiiiieee e e e 95
Saturacion de agua irreducible, Swir.........ccovviiuiieeei i 95
Saturacion de agua coNNAata, Swen. .. coeeeeeieeeiiiiiiiiee e eeeeeeees 95
Permeabilidad................ et e e 95
Permeabilidad absoluta, Kabs .........covvvvmeiiiiiiiiiieeeeeee e 96
Permeabilidad efectiva, Kefe .......ocovuniiieeiiiiiiiieieeee e 97
Permeabilidad relativa, K ... 97
Permeabilidad relativa de la fase de aceite en presencia de una saturacion de
agua irreduUCible, Kio@swir ----«eeeeeeertmmmmiiaeeeeeeeitiieee et eeetttteee e e e ee ettt e e e e eeeeeeees 98
Permeabilidad relativa de la fase de agua en presencia de una saturacién de
aceite residual, Kiw@sor ««.oeeeeeeeeiiiiiiiiiiiiiiiiie 98
Relacion de movilidad, M..............ooiiiiiii e e 98
MOVILIAA, A ...ttt et e e et ee e e e e et e s aneernanans 99
TensSioN INterfacial, O ............oooveiiiiii e e 99
Tension superficial........... ..o e e e e 100
Mojabilidad ............ooooiiiiiiiiiii 101
Presion Capilar, Pc......... oot 102
Proceso de ImbibiCioN ... 103
Proceso de drene ........... .ottt ettt e e e ettt e e e e e e eeeeeeaaaas 104
Métodos de recuperacién primaria y secundaria de hidrocarburos...................... 104
Recuperacion Primaria...........ccooooiiiiiiiiiiieiii et 104
Recuperacion SeCUNAria .............coooiiiiiiiiiiiiiiiieee e 108

Curvas de presion vs tiempo de inyeccion de fluidos durante las pruebas de
AeSPIaZaAmMIENTO ...ttt e e et 111



Descripcion de la hoja de calculo Excel para determinar las curvas de

permeabilidad relativa agua-aceite ...............coovviiiiiiiiiinii s 115
Datos Medidos ... 116
Datos KT ... e 117
CUIVA KT ..ottt e e e e et ettt e e e e e e e eeeteaa e e aeaeaaaees 117

Vi



Lista de figuras

Figura 1: Clasificacion de los métodos de recuperacion mejorada. Tomado de S. Thomas,

2007 . ettt et e e ettt e e e e e e e ettt taeeeee e e e aabttaaeeeeeeaaahbtteaaeeeeennnnrraaeeas 5
Figura 2: Representacion de la molécula de surfactante. Tomada de Cartes y Pereira,
20707 1 ettt ettt e et e e e e e et e e e e e e e e e e e e e et e e e e e e e e e et e e e e e e aaaeaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaaeaaaaaaaaaaens 6

Figura 3: Produccién de aceite a nivel mundial mediante la aplicacion de métodos de
EOR. Tomada de International Energy Agency (IEA). Data- Statistics/ EOR production in

the New Policies Scenario, 2000-2040. .......couuiiuniiiiiiiiieieeeee e e e e e 10
Figura 4: Orden experimental de las pruebas realizadas en el laboratorio. ...................... 15
Figura 5: Tensiometro SITA. ... e 17
Figura 6: Gonidmetro marca OSSILA. ....... e e e e e e e e e e eeeenes 18
Figura 7: Vista de frente de la celda de desplazamiento con el sefialamiento de sus

COMPONENLES PHINCIPAIES. ..uuiiiiiiieiiiiiee et eeer e e e e eeaas s e aeseneeaneanssaaes 19
Figura 8: Depositos. Parte trasera de la celda de desplazamiento........ccccccccoeeeiiiiinnnnnnn. 21

Figura 9: Configuracion para llevar a cabo las pruebas de desplazamiento. Tomada de
Rodriguez, J. (2023). Configuracion del sistema funcional de la celda de desplazamiento.

........................................................................................................................................ 22
Figura 10: Interaccion con el tapon de roca y la presion de sobrecarga. Figura tomada de
ROArGUEZ, M. 20271, ... e e ettt ee e e e e e e e e eeasaenn e e eeeeeeesessnnnnnaaesaaannnes 24
Figura 11: Representacion del flujo lineal que constituye a la ecuacion de Darcy. ........... 30
Figura 12: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de suspension........................ 37
Figura 13: Ejemplo del sistema para medir el aceite desplazado. (Tomada de Magafa &
ROMEIO, 2018)..eiiiieiee e eeeertreee e e e e e e eeeeaaa e e e eeeeeeaeasannnsnaeseeeeenenssnnnnnnaaseaaennes 40
Figura 14: Representacion grafica del sistema para llevar a cabo la determinacion del
factor de recuperacion. (Tomada de Magana & Romero, 2018).......cccceevviiiviviiieiieeneneeenns 40
Figura 15: Muestra de roca dentro de la manga de hule. ..........ccoooiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiee 44
Figura 16: Portamuestras en donde se coloca la manga de hule. .........cccccceeeeeeiiiiennnnneee. 44
Figura 17: Valvulas para purga y direccion del flujo para la purga con aceite hidraulico. . 45
Figura 18: Valvulas que rigen la purga del sistema. ........ccccoeeiiiiiiiiiiiiiiiie 46
Figura 19 (1, 2, 3 y 4): Trayectoria del agua destilada para la purga del depésito............ 47
Figura 20: Configuracion de valvulas para el confinamiento del tapon de roca. ............... 48
Figura 21: Mezcla de fluidos a diferente salinidad (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) + Al2Os,
en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 116 minutos...........ccceuueueeeenn... 50

Figura 22: Mezcla de fluidos todas con diferentes salinidades (0, 1100, 22500 y 44000
ppm) + Al,O3 + Hercoten, en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 130
(0071101 (o TSP 51
Figura 23: Mezclas de fluidos, todas con diferentes salinidades (0, 1100, 22500 y 44000
ppm) + Al,O3 + NFE, en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 100

ITHNULOS. ettt ettt s e eteee s e e teat s s e e eaaas s s eeaassseannasssseansnsnssennesssseennnsnssensnssnseennnnnns 51
Figura 24: Factor de recuperacion calculado mediante el desplazamiento de aceite a
través de un tubo capilar de teflon inmerso en agua destilada (M1).........ccoovvvicieennnnienns 54

Figura 25: Factor de recuperacion calculado mediante el desplazamiento de aceite a
través de un tubo capilar de teflon inmerso en agua destilada + NFE + nanoparticulas de
AUZO3Z (IM2). ettt ettt ettt ettt ettt ettt ettt et et et e e ettt et e e eeeaeeeeeaeaaaeeaaeeaens 55

Vii



Figura 26: Factor de recuperacion calculado mediante el desplazamiento de aceite a

través de un tubo capilar de teflon inmerso en agua destilada + NFE (M3). .................... 56
Figura 27: Frascos utilizados en las pruebas con capilares. .......cc.coceevvvvviecieeeeeeeeeeeennnee. 57
Figura 28: Comparacién de los angulos de contacto obtenidos en la recuperacion primaria
y la secundaria. EIaboracion propia. ........cceeuueeeiieeeiiiiieiiiiieee e 59
Figura 29: Resultados del angulo de contacto para la Recuperacion Mejorada.

[=1F=ToTo] r=Tel (o] g I o] (o] o - U PO UPPPPRUPPRt 60
Figura 30: Curva de la relacion de 1/Qwi y 1/Ir Qwi con un ajuste lineal correspondiente a
12 tErCEra INYECCION. c.ciiiiiiiiiiiiie e 66
Figura 31: Curva de la relacion de 1/Qui y 1/I: Qwi con un ajuste polindmico
correspondiente a la tercera iNYECCION. ........vvveeiieeee i e 66
Figura 32: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste lineal para el sistema
agua - aceite. Elaboracion propia.......ccoeeeceeeiiiiieee e 68
Figura 33: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste polinémico para el
sistema agua - aceite. Elaboracion propia. ........cceeeeeiiiiiiiiiiiiiee e 69
Figura 34: Ajuste lineal de la inyectividad relativa para generar las curvas Kr por el método
B UBM. e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e e aaaeaaaaaaaaaaaaaeas 77
Figura 35: Ajuste polindmico de la inyectividad relativa para generar las curvas Kr por el
MELOAO dE UBM ... e 77
Figura 36: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste lineal para el sistema
agua — aceite. EIabOoracion Propia.......ccoeeeeeeiieiiieeeieeeeieieiieee ettt e et 79
Figura 37: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste polinémico para el
sistema agua - aceite. Elaboracion propia. ........cceeeeeiiiiiiiiiiiiiee e 80
Figura A.2. 1: Datos iniciales y medidos para la construccion de las curvas Kr............... 116

Figura A.2. 2: Datos de presiones y volimenes obtenidos de las pruebas de
(o151 o] = V2=1 1 41 T=T o1 (o TN OO PURPR PRSPPI 117

Figura A.2. 3: Curvas de permeabilidad relativa al agua y al aceite. ........ccccceeeeereeennneee. 118

viii



Lista de tablas

Tabla 1: Caracteristicas del aceite SiNtEtICO ........ceeeriiiiiiiiiiiieee e, 15
Tabla 2: Caracteristicas del aceite mineral. .............oooiiiiiiiiiiiniieee e 16
Tabla 3: Caracteristicas del aceite crudo "KTIA". ..., 16
Tabla 4: Caracteristicas del surfactante o tensoactivo. .........ccoooviiiiiiiiiiiiiiinniiiin, 16
Tabla 5: Caracteristicas de las nanoparticulas de éxido de aluminio. ............cceevvveennnnnn... 16
Tabla 6: Caracteristicas de la muestra de roca carbonatada. ..............cceeeeeiiiiiiiiiiiiiieen... 16
Tabla 7: Descripcidn de las pruebas de SuUSpPeNnSION. .......ccovveeiiiiiiiiiiieiiiiee e, 38
Tabla 8: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de mojabilidad. .......................... 41
Tabla 9: Metodologia para la determinacion del angulo de contacto. .........ccccccccceeeeeneen. 42
Tabla 10: Datos fisicos de la muestra de roca usada para la primera prueba de
AESPIAZAMIENTO. ... ettt e e e e e ettt e e e e e e e e e et bba e as 49
Tabla 11: Descripcién de los materiales usados para la medicion de la tension superficial.
........................................................................................................................................ 52
Tabla 12: Sistemas de fluidos utilizados para las pruebas de capilaridad. ....................... 52
Tabla 13: Desplazamiento de aceite sintético por agua destilada. ..........cccccceeeiiiiin. 53
Tabla 14: Resultados del desplazamiento de aceite sintético por agua destilada + NFE +

F 2 1@ RO 54
Tabla 15: Resultados de desplazamiento de aceite por DW + NFE. ............ooiiiiiiiiieenn.n. 55
Tabla 16: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de mojabilidad y desplazamiento.
........................................................................................................................................ 57
Tabla 17: Resultados del angulo de contacto de la recuperacion primaria, secundaria y

[0 1=T 0] = To £ TSP PTPR TP 61
Tabla 18: Variables de trabajo para la primera inyeccién de fluidos inmiscibles............... 61
Tabla 19: Resultados de la primera inyeccion con agua destilada para determinar la
porosidad efectiva y la permeabilidad absoluta. ..., 62
Tabla 20: Datos durante la segunda inyeccién con agua destilada. ..............cccevvvveennnnnn... 63
Tabla 21: Resultados obtenidos para las curvas de permeabilidad relativa. .................... 64
Tabla 22: Datos medidos para resolver las ecuaciones del método de JBN. ................... 64
Tabla 23: Datos usados en la obtencion de curvas K; correspondientes a la segunda
inyeccion de agua destilada. ...........oooeviiiiiiiiee e e eeeeeeees 65
Tabla 24: Volumenes de los fluidos recuperados correspondientes a la cuarta inyeccion
con agua destilada mas tensoactivo (NFE). ........coeeeiiiiiiiiieee e 70
Tabla 25: Datos obtenidos durante todo el experimento. ............ooeiiiiiiiiiienniieeiiiiiienn. 71
Tabla 26: Variables de trabajo para la realizacién de la segunda prueba de

(o 1T o1 F= V4= 11 41 1= o) (o TSN 72
Tabla 27: Variables fisicas medidas para la segunda prueba de desplazamiento............ 72
Tabla 28: Resultados petrofisicos de la muestra de roca utilizada para la segunda prueba
Lo ToN e (oYY o] == T 4112 | (o TN 73
Tabla 29: Volumenes obtenidos en las 7 probetas utilizadas en la tercera inyeccién de

= Lo [N = R0 (=T 1] F= o F= ISP UPSUPP PP 74
Tabla 30: Volumenes y saturaciones de agua y aceite. ......ccceeevviiieiviiieciiieeeiieeeeeeennn, 75
Tabla 31: Datos fisicos que se necesitan para generar las curvas Ki.........ccccccceeeeinnnnnn. 75
Tabla 32: Datos fisicos para generar 1as curvas K .......coouuuiiieriiiiiiiiiiiiiieeee e, 76

iX



Tabla 33: Volumenes de los fluidos recuperados correspondientes a la cuarta inyeccion

con agua destilada + surfactante + Al2O3. ....cccoiiiiiiiiiiiiiiiiii e 81
Tabla 34: Datos obtenidos en cada una de las inyecciones de fluidos. .........cccccvvveennnnn.... 82
Tabla 35: Comparativa de las 2 pruebas de desplazamiento. ...........cccuceevieviiienieviiennenee. 83

Tabla A.1. 1: Caracteristicas generales de la inyeccion de agua como método de
recuperacion secundaria. Tomada de Paris, M. (2001).......ccoeeeeeiiiiiiiiiiieeee e, 109
Tabla A.1. 2: Caracteristicas generales de la inyeccion de gas natural como método de

recuperacion secundaria. Tomada de Paris, M. (2001).......ccoeeeeiiiiiiiiiiiieeee e, 110



Lista de simbolos

(&) : capacidad de consumo en cualquier etapa de inyeccion, [mL/psi*s]
i

(%)r: capacidad de consumo al comenzar con la inyeccion de aceite y el agua esta
inmovil, [mL/psi*s]

Nr. movilidad del fluido, [1/cP]

S, saturacion promedio de la fase desplazada (agua), [1]

S.. saturacion promedio de la fase desplazada (agua), [1]

M: viscosidad del fluido, [cP]

M: viscosidad, [cP]

Mo: viscosidad del aceite, [cP]

Mw: viscosidad del agua, [cP]

A: area de la base del tapon de roca, [cm?]

Av: altura de la base del capilar, [cm]

Ai, altura de la interfaz agua-aceite, [cm]

Al203: 6xido de aluminio

Am: altura medida, [cm]

dp/dL: gradiente de presion por unidad de longitud al flujo, [psi/cm]
DW: agua destilada

foL: flujo fraccional de aceite en la salida del sistema, [1]

Fr: factor de recuperacion, [%]

fwL: flujo fraccional de agua en la salida del sistema, [1]

g: aceleracion de la gravedad, [m/s?]

Xi



Ir: inyectividad relativa, [1]

k: valor de la permeabilidad, [mD]

Kabs: permeabilidad absoluta, [mD]

Knreefe: permeabilidad efectiva al tensoactivo, [mD]

Kro: permeabilidad efectiva al aceite, [mD]

Kr: permeabilidad relativa, [1]

Kro: permeabilidad relativa del aceite, [1]

KroL: permeabilidad relativa del aceite en la salida del tubo capilar, [1]
Krw: permeabilidad relativa del agua, [1]

Kmi: permeabilidad relativa del agua en la salida del tubo capilar, [1]
Kwefe: permeabilidad efectiva al agua, [mD]

L: longitud del tapdn de roca, [cm]

M: movilidad, [1]

Msat: Masa del tapdn de roca saturado al vacio, [g]

Msec: Masa del tapon de roca seco (antes de saturar), [g]

Nc: numero capilar, [1]

NFE: Nonilfenol Etoxilado

NPs: nanoparticulas

P1: presion en el punto 1, [psi]

P2: presion en el punto 2, [psi]

Quwi: volumenes porosos de agua inyectada, [1]
Pmax: presiéon maxima
Pmin: presion maxima

Xii



g: gasto de inyeccién, [cm?/s]

R?: coeficiente de determinacion

St. saturacién del fluido, [1]

Sq: saturacién del gas, [1]

So: saturacién del aceite, [1]

Soc: saturacion critica de aceite, [1]

Som: saturaciéon movible de aceite, [1]

Sor: saturacion residual de aceite, [1]

Sw: saturacion del agua, [1]

Swen: saturacion de agua congénita, [1]

SwL: saturacion de la fase desplazada (agua) en la salida del sistema, [1]
Swir: saturacion de agua irreductible, [1]

Swr: saturacion de agua residual, [1]

v: velocidad del fluido, [cm/s]

v: velocidad, [m/s]

Vo desplazado: VOlumen de aceite desplazado, [mL]
Vo: volumen de aceite, [mL]

Voacum: Volumen acumulado de aceite, [mL]

Vp: volumen poroso [cm?]

Vpc: volumen de poros conectados en el medio poroso, [cm?]
Vt: volumen total de la roca, [cm?]

Vt: volumen total del medio poroso, [cm?]

Vtacum: VOlumen acumulado total de agua y aceite, [mL]

Xiii



Vw: volumen de agua, [mL]

Vwacum: volumen acumulado de agua, [mL]

AP: diferencia de presiones, [psi]

6: angulo de contacto entre la roca y el fluido, [°]
pt: densidad del fluido de trabajo, [g/cm?]

o: tension interfacial, [mMN/m]

®: porosidad, [1]

@abs: porosidad absoluta, [%]

defe: porosidad efectiva, [%]

Xiv



Resumen

Los combustibles fosiles son considerados la principal fuente de abastecimiento
energético en el mundo —a pesar de que en los ultimos 20 afios se ha duplicado el
uso de las energias renovables, dando como resultado la diversificacién de la matriz
energética—. Dada la creciente demanda energética seguiran ocupando un papel
protagénico, por lo que es necesario mantener las actividades de exploracion y
explotacion de yacimientos como los yacimientos no convencionales, los cuales se
caracterizan por su baja porosidad y permeabilidad. También pueden considerarse
no convencionales a aquellos yacimientos productores de aceites pesados y
extrapesados, los cuales normalmente son bastante viscosos. En cualquiera de los
casos, dichos yacimientos generan bajas tasas de produccion, ya que la extraccion

de hidrocarburos es dificil.

Para el caso de yacimientos productores de aceite pesado y extrapesado se utilizan
métodos térmicos como técnica de recuperacion mejorada. Cualquier tipo de
aceites dentro del yacimiento, requieren de un agente externo para su produccion.,
mediante la alteracidén de propiedades del sistema roca-fluido y propiedades fisicas
y quimicas del aceite. Dada la gran diversidad de técnicas de recuperacion
mejorada, resulta complejo poder seleccionar la mejor técnica que se adapte al
yacimiento. Por lo que, contar con un protocolo experimental para caracterizar
propiedades del sistema roca-fluido, y, asi, todo en conjunto sirve para poder aplicar

una técnica de EOR en el campo.

En el presente trabajo se lleva a cabo la valoracion de las interacciones entre
fluidos, medios porosos y surfactantes con nanoparticulas y sus implicaciones en
la recuperacion de hidrocarburos. Al principio se realizaron pruebas de suspension
y determinacién de la tension superficial de las mezclas de los fluidos: para estas
dos pruebas se presentan solo los resultados y el analisis de estos. Posteriormente,
pruebas de capilaridad, mojabilidad y desplazamiento fueron realizadas. La
adquisicion y el analisis de los datos se hizo de manera manual para estas ultimas
tres pruebas. Para la determinacion de la mojabilidad se uso el software OSSILA,

que funciona mediante la medicion del angulo de la gota de un fluido sobre la
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superficie de la roca, para las pruebas de desplazamiento se utilizd6 una hoja de
calculo en Excel para determinar las curvas de permeabilidad relativa y conocer la

porosidad y permeabilidad.

Palabras clave: pruebas de capilaridad, mojabilidad, recuperacion secundaria,
recuperacion mejorada, nanoparticulas de 6xido de aluminio, tensoactivo no idnico,
pruebas de desplazamiento, inyeccion de nanoparticulas con tensoactivo, curvas

de permeabilidad relativa, muestras de roca.
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Abstract

Fossil fuels have been considered the main energy source for the whole world. Over
the past 20 years, the use of renewable energy has more than doubled, resulting in
the diversification of the energy matrix. Due to increasing energy demand, fossil fuels
will remain the primary source of energy for the world; therefore, it is necessary to
maintain exploration and extraction activities in unconventional reservoirs, which are
characterized by low porosity and low permeability. Additionally, reservoirs that
produce heavy and extra-heavy oils, which are typically quite viscous, can be
considered unconventional reservoirs. In either case, these kinds of reservoirs are
produced at very low flow rates, which means a complicated oil extraction.

For heavy and extra-heavy oil reservoirs, thermal methods are used as an enhanced
oil recovery technique. Any type of oil within the reservoir requires an external agent
for its production, through alterations in the properties of the rock-fluid system and
the physical and chemical properties of the oil. Owing to the variety of EOR methods,
it is complicated to choose an EOR method for a reservoir. For this, having an
experimental protocol to characterize the properties of the rock-fluid, and thus,
everything together, serves to be able to apply an EOR method in real life.

In this thesis, the interactions between fluids, porous media, and surfactants with
nanoparticles and their implications in oil recovery are assessed. First, suspension
test and determination of the surface tension were carried out: just the results and
the analysis of these are presented. Subsequently, capillary, wettability, and
displacement tests were carried out. Data acquisition and analysis were done
manually for these last three tests. For wettability determination, OSSILA software
was used, which works by measuring the angle of a fluid drop on the rock surface.
For displacement tests, an Excel spreadsheet was used to determine the relative
permeability curves and determine the effective and absolute porosity, effective and

relative permeability.

Keywords: capillary tests, wettability, secondary recovery, improved recovery,
aluminum oxide nanoparticles, non-ionic surfactant, displacement test,

nanoparticles with surfactant injections, relative permeability curves, rock samples.
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Justificacion

Estudios realizados por la Agencia Internacional de Energia (AIE) en el afio 2025
muestran la alta demanda mundial de hidrocarburos (aceite crudo y gas) para la
generacion de energia. Dada la creciente demanda energética, los combustibles
fésiles seguiran ocupando un papel protagénico. A partir de esa idea, es necesario
continuar con las actividades de exploracion y extraccion de hidrocarburos. En
México, la produccion de hidrocarburos proveniente de yacimientos convencionales
presenta una declinacion a pesar del uso de sistemas artificiales o cualquier método
de recuperacion de hidrocarburos. Por ende, para mantener la demanda de
hidrocarburos es necesario el desarrollo de yacimientos no convencionales, los
cuales se caracterizan por su baja porosidad y permeabilidad. También pueden
considerarse no convencionales a aquellos yacimientos productores de aceites
pesados y extrapesados, los cuales normalmente son altamente viscosos. En
cualquiera de los casos, dichos yacimientos generan bajos gastos de produccion,

resultando en una extraccion de hidrocarburos compleja.

La recuperacion mejorada de hidrocarburos hace referencia a una primera, segunda
o tercera etapa de produccion con la inyeccion de gases, meétodos térmicos,
meétodos quimicos, implementacion de vibraciones mecanicas o el uso de la
electricidad (Rangel et al.,, 2012). Incluso con la implementacion de cualquier
método de recuperacion mejorada, no todo el aceite crudo puede ser recuperado
del medio poroso, por lo que se mantiene el desarrollo de métodos de recuperacion

mejorada novedosos para extraer todo el aceite posible (Kumar et al.,2022).

El uso de la nanotecnologia para explotar cualquier tipo de yacimientos tiene un
impacto positivo en la recuperacion de hidrocarburos. La nanotecnologia implica la
creacion de nuevos materiales a partir de atomos y moléculas. La validacion de
esta tecnologia requiere de pruebas experimentales en donde se pongan a prueba
bajo las condiciones de campo. Por otro lado, se ha probado que el empleo de
tensoactivos en conjunto con las nanoparticulas puede mejorar el desempefio de

éstas ultimas de acuerdo con los resultados obtenidos a nivel de laboratorio y




pruebas de simulacion. Los experimentos de laboratorio presentan grandes retos
debido a que no siempre se puede trabajar en condiciones de yacimiento, lo que
puede resultar en observaciones no representativas de las interacciones entre los

fluidos y la roca.

En México, los principales yacimientos productores de hidrocarburos se localizan
en la cuenca del sureste; para enero de 2025, la cuenca del sureste reportd una
produccion de hidrocarburos liquidos de 1,537 [Mbd], y la produccion de gas natural
fue de 3,336 [MMpcd] (SIH, 2025). La mayoria de la produccion de petroleo
proviene de la cuenca del sureste, cuyos yacimientos estan conformados

principalmente por carbonatos (Rosado et al. 2024).

En el presente trabajo se muestran resultados sobre la valoracion de nanoparticulas
y tensoactivo para modificar la mojabilidad de medios porosos carbonatados y se
cuantifico la recuperacion de hidrocarburos mediante pruebas de capilaridad, la
medicion del angulo de contacto, y pruebas de desplazamiento. En todas las
pruebas se usaron nanoparticulas de 6xido de aluminio y tensoactivo no iénico y

aceite sintético (aceite crudo extrapesado + aceite mineral).




Hipétesis
A partir de pruebas de laboratorio es posible entender la interacciéon de los fluidos
en contacto con un medio poroso para identificar las condiciones mas favorables

bajo las cuales puede incrementarse la recuperacion de hidrocarburos pesados en

un medio carbonatado.

Objetivo general

1. Aplicar nanoparticulas de o6xido de aluminio y tensoactivo no idnico en
muestras como método de recuperacién incremental de aceite en muestras
de roca carbonatada para conocer la mojabilidad del sistema roca-fluido,
cuantificar la recuperacion de aceite y determinar las curvas de

permeabilidad relativa a nivel de laboratorio.

Objetivos particulares

1. Evaluar el desemperno de desplazamiento de aceite crudo en pruebas de
capilaridad usando nanoparticulas de 6xido de aluminio con tensoactivo no
ionico.

2. Determinar la mojabilidad de muestras de roca por medio del angulo contacto
con nanoparticulas de 6xido de aluminio y un tensoactivo no ionico.

3. Cuantificar la recuperacion de hidrocarburos a través de la inyeccidon de
nanoparticulas con tensoactivo en pruebas de desplazamiento de fluidos
inmiscibles.

4. Generar las curvas de permeabilidad relativa con los datos obtenidos en las

pruebas de desplazamiento con el uso de una hoja de calculo.




Capitulo 1

Antecedentes sobre recuperacion mejorada (EOR)

Recuperacion mejorada (Enhanced Oil Recovery, EOR)

Se refiere a la recuperacion de aceite mediante la inyeccion de sustancias a ciertas
condiciones especificas a fin de alterar las propiedades del sistema roca-fluido y/o
solamente las propiedades de los fluidos contenidos en el medio poroso. Los
hidrocarburos en los que se pueden aplicar los métodos de EOR suelen ser muy
diversos en cuanto a sus caracteristicas fisicoquimicas, desde aceites extrapesados
hasta aceites volatiles. Asimismo, las caracteristicas geoldgicas del yacimiento son
cruciales para los métodos de EOR; se pueden encontrar hidrocarburos en
yacimientos carbonatados con alta viscosidad, yacimientos de alta presion y
temperatura, entre otros. La recuperacion mejorada suele ser aplicada después de

algun proceso de recuperacion secundaria.

En el afo de 1985, Roehl y Choquette senalaron que ‘el 60% de las reservas
mundiales de aceite crudo estan almacenadas en yacimientos carbonatados”. Por
lo que es necesario llevar a cabo la implementacion de métodos de recuperacion
secundaria y/o mejorada. Dentro de los métodos de recuperacion mejorada se
encuentran los métodos quimicos, térmicos, inyeccion de gas y otros métodos como
la inyeccidn de agua inteligente, nanoparticulas y microorganismos; a continuacion,

se muestra la figura 1 con la clasificacion de los métodos de EOR.
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Figura 1: Clasificaciéon de los métodos de recuperacion mejorada. Tomado de S. Thomas, 2007.

La implementacion de métodos quimicos puede ser compleja y costosa; sin
embargo, si el yacimiento es adecuado y controlado para implementar un método
quimico, el factor de recuperacion de hidrocarburos puede ser bastante alto. En la
actualidad, los métodos quimicos aumentan sus usos con la aplicacion de nuevas

tecnologias para la recuperacion de hidrocarburos.

Tensoactivos

Los tensoactivos son moléculas que se componen de una cabeza hidrofilica
(afinidad al agua) y una cola hidrofébica (afinidad al aceite); dicha particularidad
hace que la molécula se encuentre en la interfase de fluidos inmiscibles. La

estructura de un tensoactivo es de la siguiente manera, ver figura 2, (Farn, 2006):

Cabeza hidrofilica (afin al agua): generalmente se compone de grupos polares como

son: anidénicos, no iénicos, catidnicos y anféteros.

Cola hidrofobica (afin al aceite): se compone de cadenas largas de carbono e

hidrogeno, lo que permite la interaccion con el aceite.




|
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Figura 2: Representacion de la molécula de surfactante. Tomada de Cartes y Pereira, 2017.

Los tensoactivos interactuan en la interfase de fluidos inmiscibles, para el caso de
la ingenieria petrolera, el tensoactivo es usado como método de EOR, el cual se
encarga de reducir las fuerzas de tension interfacial entre los fluidos, puede alterar
la mojabilidad del sistema roca-fluido para favorecer el desplazamiento de aceite
hacia la boca del pozo, y ademas ayuda a generar micro emulsiones para solubilizar
al aceite (esto ayuda a mover el aceite que esta atrapado en los poros). Se llaman
tensoactivos, debido a la reduccion de la tension interfacial (Saxena & Mandal,
2022). Existe un numero llamado “balance hidrofilico/lipofilico (HLB)”, el cual es
usado para caracterizar algun surfactante; el numero indica la tendencia que tiene
el surfactante a poder solubilizarse en aceite o en agua. Un bajo valor de HLB indica
que el surfactante tiende a ser soluble en aceite y a formar emulsiones de tipo agua
en aceite (Green & Willhite, 1998).

Los tensoactivos pueden ser clasificados de acuerdo con el tipo de carga que tienen
los iones que lo conforman (Green & Willhite, 1998):

Tensoactivo anionico: la carga que se presenta en la cabeza hidrofilica es negativa,
lo que significa que atrae a moléculas polares (carga positiva) como el agua; a las

moléculas con carga negativa las repele.

Tensoactivo no idnico: no posee carga eléctrica, por lo que no se ioniza en

soluciones acuosas.

Tensoactivo catidnico: en una solucidn acuosa, la ionizacidn se realiza por la carga

positiva que tiene en la cabaza hidrofilica.




Tensoactivo anfotero: en soluciones basicas la molécula tiene carga negativa, y en

soluciones acidas posee carga positiva.

Los tensoactivos anionicos y no ionicos han sido en su mayoria utilizados para la
implementacion de métodos de recuperacion mejorada. Los tensoactivos anidnicos
tienen buenas propiedades para la reduccion de la tension interfacial, son estables
en el medio poroso, tienen una baja adsorcidén a la roca y son econémicos para la
industria petrolera. Los tensoactivos no idnicos se suelen usar como co-tensoactivo
para mejorar el comportamiento del sistema de surfactantes. Ademas, los
tensoactivos no iénicos son buenos para tolerar sistemas de fluidos de alta
salinidad, pero no son tan buenos reductores como los aniénicos para la tension
interfacial (Green & Willhite, 1998).

El uso de tensoactivos como método de recuperacion mejorada se ha llevado a
cabo, debido a la reduccion de la tension interfacial, alteran la mojabilidad del
sistema roca-fluido en yacimientos con presencia de carbonatos. Ademas, se
considera una reduccién en la viscosidad del fluido contenido en el medio poroso
(Pal et al., 2017).

Nanoparticulas

El nombre de nanoparticula proviene de la palabra “nano”, prefijo griego que
significa “enano”. Dentro de la industria petrolera, representa una mil millonésima
parte de algun solido quimico ultrafino. A lo largo de los afios, el uso de
nanoparticulas en la industria petrolera ha crecido considerablemente, debido a los
resultados que tienen en el yacimiento, por ejemplo, reduccion de la tension
interfacial, cambio en la mojabilidad del sistema roca-fluido, estabilidad en

emulsiones, entre otros (Gbadamosi et al., 2019).
Clasificacion de las nanoparticulas

Nanoparticulas organicas: su composicién principal es a base de atomos de

carbono. Algunos ejemplos comunes para recuperacion mejorada son:

e Poliméricas: poliestireno, poliacrilamida y polietilenglicol.




Nanogeles: son polimeros que tienden a hincharse con agua y liberan
quimicos de forma controlada.

Dendrimeros: moléculas simétricas con una estructura esférica muy definida,
y con ramificaciones homogéneas (Mittal et al., 2021)

Biopolimeros: polimeros de origen natural compuestos por multiples
unidades, en las cuales estan presentes organismos vivos (Wang et al.,
2020).

Nanoparticulas inorganicas: son particulas que no contienen atomos de carbono,

por lo que existe una subclasificacion, 6xido metalicas y metalicas:

Oxidos metalicos: los mas comunes en la industria petrolera son 6xido de
silicio, de aluminio, de hierro, de titanio, de zinc, de cobalto, de cobre y de
magnetita (Ealias & Saravanakumar, 2017). Dichas nanoparticulas han
logrado posicionarse como las “mejores”, debido a su baja toxicidad, buena
estabilidad y su gran capacidad para combinarse con otros materiales
(Peralta, 2023).

Metalicas: nanoparticulas construidas a partir de elementos metalicos. Los
metales mas comunes para crear nanoparticulas son: aluminio, cadmio,
cobalto, cobre, oro, hierro, plata, plomo y zinc (Ealias & Saravanakumar,
2017).

A base de carbén: como su nombre lo indica, son nanoparticulas hechas
completamente de atomos de carbono y son clasificadas en fullerenos,
grafeno, nanotubos de carbono y nanofibras de carbono. Dichas
nanoparticulas son excelentes conductoras de electricidad, son resistentes,

flexibles y versatiles (Ealias & Saravanakumar, 2017).

Usos de las nanoparticulas en la industria petrolera

A lo largo del tiempo, el uso de la nanotecnologia ha crecido exponencialmente y

ha generado un gran impacto en las actividades operacionales de la ingenieria

petrolera. Las nanoparticulas son comunmente usadas en actividades relacionadas

con la exploracion y produccion de hidrocarburos, ademas de la refinaciéon del

petréleo para obtener sus derivados.




Exploracién

El uso de nanosensores para la obtencién de mapas sismicos de la formacion,
debido a que algunas veces resulta compleja la implementacion de material
“‘convencional” por las caracteristicas del area de interés, los nanosensores
permiten la obtencion de informacién detallada y precisa de toda el area que se esté

explorando (Peng et al., 2020).
Perforacién y terminacién

Existen muchos problemas durante la etapa de perforacién de un pozo petrolero,
las nanoparticulas se suelen usar con mezclas de otros fluidos para mejorar la tasa
de penetracion, disminuyen el desgaste de los equipos de perforacién, y mejoran la
transferencia de calor, es decir, alargan la vida util de los equipos (Peng et al., 2017
& Peralta, 2023). El uso de nanoparticulas de tipo 6xido metalicas para aumentar la
resistencia a la compresion del cemento Portland es usado frecuentemente en la

etapa de cementacion de pozos.
Estimulacién de pozos

Durante el fracturamiento hidraulico, las nanoparticulas ayudan a mejorar ciertos
parametros del fluido fracturante, por ejemplo, propiedades reoldgicas, reducen la
capacidad de adsorcion a la roca y ayudan a evitar el cierre de las fracturas en la
roca para mantener una buena permeabilidad (Alsaba et al., 2020).

Recuperacion Mejorada

De acuerdo con el prondstico presentado por la Agencia Internacional de Energia
sobre la producciéon de aceite mediante el uso de métodos de recuperacion
mejorada, ver figura 3. Los métodos quimicos tienen un rol interesante hasta el afio
2040.
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Figura 3: Produccion de aceite a nivel mundial mediante la aplicacién de métodos de EOR. Tomada

de International Energy Agency (IEA). Data- Statistics/ EOR production in the New Policies
Scenario, 2000-2040.

El uso de nanoparticulas permite reducir la viscosidad del aceite, la tensién
interfacial y puede alterar la mojabilidad del sistema roca-fluido. Lo que a su vez
permite incrementar la produccion de aceite. Existen casos de aplicacién donde los
ingenieros optan por usar una combinacion de nanoparticulas con tensoactivo,
dando lugar a un “nanofluido” el cual permite potencializar las caracteristicas de

ambas sustancias quimicas.

En Japdn se han realizado pruebas de laboratorio con el uso de nanoparticulas de
silice con agua del yacimiento en nucleos de roca del campo Sarukawa. La
inyeccion del nanofluido favorecié la recuperacion de aceite que se encontraba en

condiciones de saturacion residual de aceite, Sor. El experimento concluyé que una




adecuada concentracién de nanoparticulas debe ser usada para poder recuperar el

mayor volumen de aceite posible (Kaito et al., 2022).

Se han realizado pruebas de laboratorio usando nanoparticulas de Al203 junto con
un polimero (poliacrilamida) para modificar las propiedades del sistema roca-fluido
en nucleos de areniscas. Los nucleos a condiciones de saturacion residual de aceite
pesado fueron sometidos a la inyeccion de Al203 y poliacrilamida; los resultados
obtenidos fueron satisfactorios, ya que se logré cambiar la mojabilidad del sistema
roca-fluido, pasé a ser mojado por agua y favorecio la recuperacion de aceite
(Gbadamosi et al., 2019).

En resumen, el uso de nanoparticulas en la recuperacion mejorada de hidrocarburos
favorece la recuperacion de aceite, ya que por cambios en la mojabilidad del sistema
roca-fluido, reduccion de la tension interfacial, disminucién de la viscosidad del
crudo y por su gran estabilidad para mantenerse en suspension son parametros que

incrementan la produccion de crudo.
Ventajas del uso de nanoparticulas (Khan et al., 2017):

e Cambian la mojabilidad del sistema roca-fluido;
e Mejoran la conductividad térmica del crudo;

¢ Reducen la tension interfacial;

e Buena estabilidad quimica;

e Se pueden modificar o combinar con otras sustancias quimicas.
Desventajas del uso de nanoparticulas (Khan et al., 2017):

e Su alta concentracion quimica puede tapar los poros de la roca;
e Costosas;
¢ Alta toxicidad.

Nanoparticulas con tensoactivos

Un nanofluido hace referencia a la combinacion de un tensoactivo con
nanoparticulas para mejorar la eficiencia de desplazamiento del aceite en un medio

poroso mediante la reduccion de las fuerzas de cohesion (tension interfacial) y la




alteracion de fuerzas de adhesion (mojabilidad) causando que la capilaridad del
medio poroso se favorable a una liberacion de los fluidos contenidos en el medio
poroso (Almubarak et al., 2020). Lo mencionado anteriormente, permite que los
fluidos contenidos en el medio poroso se desplacen en contra de la fuerza de

gravedad.

La recuperacion de aceite esta relacionada con el numero capilar, representa a las

fuerzas capilares en el yacimiento, se muestra a continuacion:

TR
N, =
€™ 6cosB
(1)
Donde: N.: niimero capilar, [adim]

w: viscosidad del fluido, [cP]

m
v: velocidad del fluido, [;]

mN
o: tension interfacial entre el fluido desplazante y el desplazado (agua y aceite), [F]

0: angulo de contacto en el fluido y la roca, [°]

A medida que se tiene un aumento en el numero capilar, esto indica que las fuerzas
viscosas dominan el proceso de flujo en medios porosos. Generalmente, cuando el
numero capilar alcanza valores de entre 10 a 10-° o mayores, la movilizacion del
aceite se favorece, reduciendo a la saturacion residual de aceite (Abdallah et al.,
2007). Los aceites ligeros tienen una mayor movilidad dentro del yacimiento, por lo
que tienen métodos distintos de produccion a como si se tratara de un aceite
pesado. La recuperacion de cualquier tipo de aceite esta dada bajo las
caracteristicas geologicas del yacimiento, el método utilizado de produccion y las

propiedades del fluido.

Con la aplicacion de nanofluidos es posible reducir la tension interfacial y cambiar
la mojabilidad del sistema roca — fluido, lo que favorece la movilizacion del aceite

del yacimiento, debido a un aumento en el numero capilar. Imaginemos que, el




medio poroso contiene aceite crudo en sus poros, el agua que hay alrededor quiere
empujar al aceite, pero el agua no puede debido a la tension interfacial que existe.
La fuerza con la que el agua “empuja” al aceite y la tensién interfacial presente en
los fluidos hace referencia al numero capilar. Un valor Nc igual o mayor a 1 significa
que la fuerza viscosa es mayor a la tensién interfacial y como en este caso, el aceite
se desprende de los poros de la roca. Lo contrario pasa cuando tenemos un Nc

menor a 1, la fuerza viscosa (de empuje) es pequefia y no puede desplazar al aceite.

El uso de nanofluidos ha ganado terreno en la recuperacion mejorada, debido al
comportamiento y los resultados que generan dentro del sistema roca-fluido, la
capacidad de interaccion que tienen ambos quimicos favorece la recuperacion de

aceite.

La combinacion de tensoactivos con nanoparticulas ha mostrado cambios
importantes en rocas siliciclasticas, pasando de un sistema mojado al aceite a ser
mojado por agua y en rocas carbonatadas, la mojabilidad ha sido clasificada como

intermedia.

En 2024, Rezvani, Binks y Nguyen presentaron que los tensoactivos no idnicos junto
con nanoparticulas de 6xido de silicio son excelentes para alterar la mojabilidad del
sistema roca — fluido. Ellos hicieron pruebas de mojabilidad determinando el angulo
de contacto en rocas con alto contenido de calcita y pruebas de desplazamiento
para cuantificar la recuperacion de aceite (38°APl @25°C). Sus resultados fueron
que a bajas concentraciones de nanoparticulas la mojabilidad cambia (pas6 de ser
un sistema mojado por aceite a ser mojado por agua), mientras que la recuperacion
de aceite se obtuvieron volumenes importantes de aceite, pues, la disminucion en

la saturacidon de aceite residual fue notable.




Capitulo 2

Jerarquia experimental, pruebas de mojabilidad y
desplazamiento
Este capitulo 2, contiene el orden experimental que se siguid en el trabajo para cada
una de las pruebas realizadas. Ademas, contiene las caracteristicas principales de

los materiales, equipos utilizados en el desarrollo de los experimentos.

En la figura 4 se muestra la metodologia ocupada, las pruebas de suspension fueron
realizadas por Barroso Laiza, y son importantes para conocer la capacidad que
tienen las nanoparticulas de éxido de aluminio de mantenerse suspendidas en una
solucion. Los sistemas de fluidos probados en nuestro grupo de trabajo
previamente; sin embargo, sélo uno fue exitoso (agua destilada, DW por sus siglas
en inglés, con nanoparticulas de 6xido de aluminio) debido a eso, se pudo continuar
con la siguiente prueba, pruebas de tensién superficial, mismas que se realizaron
por Barroso Laiza (2024). Al obtener los valores de tensidn superficial, el sistema
de fluidos agua destilada (DW) con Al203 tuvo un valor de 36.35 mN/m es menor a
la tension superficial del agua (72 mN/m). La tension superficial debe ser menor a
la del agua para que dentro del medio poroso la fuerza que tiene atrapado al aceite
disminuya y favorezca a la recuperacion de aceite y no de agua. Al obtener éxito
con las pruebas de tensidn superficial, se siguio con el siguiente paso, pruebas de

capilaridad y asi sucesivamente.

Para el presente trabajo se realizaron tres experimentos: el primero de ellos fue
realizar pruebas de capilaridad para evaluar la capacidad de desplazamiento de
aceite sintético que poseen los agentes quimicos utilizados (nanoparticulas de Al2O3
y tensoactivo no idnico) y asi estimar cualitativamente el volumen de aceite
desplazado por medio del calculo del factor de recuperacion. El segundo
experimento consistié en realizar mediciones del angulo de contacto con el objetivo
de determinar la mojabilidad del sistema roca-fluido cuando se presentan distintas
mezclas de fluidos en las muestras de roca carbonatada. Finalmente, el tercer
experimento consisti6 en pruebas de desplazamiento inmiscible: mediante la

inyeccion de agua destilada, seguida de la inyeccion de aceite sintético, inyeccion




de aguaasor y finalmente la inyeccién de agua destilada con NFE. Para la segunda
prueba, lo Unico que cambid fue la ultima inyeccion, en lugar de agua destilada con
NFE se utilizé agua destilada con nanoparticulas y NFE. Ambas inyecciones se
llevaron a cabo con muestras de roca carbonatada y con los resultados obtenidos
de las pruebas de desplazamiento se construyeron las curvas de K para estimar la
mojabilidad de la roca, y cuantificar el volumen de aceite recuperado dada la

inyeccion de agua destilada con NFE y nanoparticulas de Al20s.

A continuacion, en la figura 4 se muestra el orden de los experimentos:

)

Orden
experimental
1
| 1 1 1 1
) A A
1. PI’('erEbaS 2. F;;%Z?gs de 3. Pruebas de 4. Pruebas de 5. Pruebas de
suspension superficial capilaridad mojabilidad desplazamiento

e ——

Figura 4: Orden experimental de las pruebas realizadas en el laboratorio.

Materiales

Para la realizacion de las pruebas experimentales se trabajo con aceite sintético,
agua destilada, con una salmuera de 1,000 [ppm]. Ademas, se utiliz6 una roca
carbonatada (proveedor Kocurek), agentes quimicos como las nanoparticulas de
oxido de aluminio (Al203) las cuales provienen de Sigma - Aldrich y un tensoactivo
no iénico (nonilfenoletoxilado) del proveedor Drogueria Cosmopolita. Las

propiedades de cada material se enlistan a continuacién, ver tablas del 1 al 5:

Tabla 1: Caracteristicas del aceite sintético

Material Densidad, Densidad, Viscosidad, cP Concentracién
g/mL °API
Aceite sintético 0.9419 18.7229 195 50/50 Aceite mineralf
KTIA
( 15 )
§ J



Tabla 2: Caracteristicas del aceite mineral.

Material

Densidad g/mL

Densidad °API

Viscosidad cP

Aceite mineral

0.8364

37.67

55

Tabla 3: Caracteristicas del aceite crudo "KTIA".

Material

Densidad g/mL

Densidad °API

Viscosidad cP

Aceite crudo

0.9

25.722

3,660

Tabla 4: Caracteristicas del surfactante o tensoactivo.

Material Tensoactivo Masa molecular | Viscosidad cP Concentracion
g/mol @20°C Y%oviv

Nonilfenol No i6nico 640-660 240-260 1%
etoxilado

Tabla 5: Caracteristicas de las nanoparticulas de 6xido de aluminio.

, . - Concentracion

Material Tipo Tamafio nm
%p/p
ALOs Mgdlflcadas con <50 01
isopropanol

Tabla 6: Caracteristicas de la muestra de roca carbonatada.

Permeabilidad
35-100 mD

Porosidad
16-17 %

Material
Roca (Silurian Dolomite)

Equipos utilizados

Tensidémetro SITA

En la mediciéon de la tension superficial se utilizé un tensidmetro de la marca SITA,
ver figura 5, el cual opera bajo el método de la presion de burbuja que consiste en
bombear aire a través de un tubo capilar hacia el fluido a analizar. Para obtener el
valor de la tension superficial el dispositivo se basa en la ecuacion de Young
Laplace, es una diferencia de presiones, AP = P,,.x — Pnin- A partir de la ecuacién

de Young Laplace y el tiempo de vida de la burbuja, se calcula la tensién superficial.




Para medir la tension superficial se siguieron los siguientes pasos:

Calibrar el tensidmetro con 50 [mL] de agua destilada;
Limpiar el tubo capilar con agua destilada;

Seleccionar la velocidad a la cual se requiera la medicion;

L Dbdh -

Se utilizé 50 [mL] del nanofluido (tensoactivo + nanoparticulas + agua
destilada) en un vaso de precipitados;
5. La medicion se repitid 2 veces, con 30 y 50 [ms] respectivamente.

Figura 5: Tensiémetro SITA.

Goniémetro

Peralta (2023) sefala que para llevar a cabo la medicién del angulo de contacto se
utilizé un gonidmetro de marca OSSILA, ver figura 6, el cual se basa en el método
de la gota sésil. Dicho método consiste en dejar caer una gota de fluido por medio
de una jeringa sobre la muestra de roca, y se analiza mediante un software a través
de la medicion de sus angulos: izquierdo y derecho. Asi mismo, se determina el
error cuadratico medio para verificar que la gota tenga el mas minimo error para al
final dar un angulo promedio. En la siguiente figura se puede observar al equipo, el
cual consta de una camara de alta resolucioén, una fuente de luz monocromatica v,
ademas, por medio de un cable USB, el gonidmetro se conecta a una computadora
para hacer uso del software Ossila para el analisis de los angulos de la gota del
fluido.




Figura 6: Goniometro marca OSSILA.

Caracterizacion basica de una muestra de roca carbonatada con

una celda de desplazamiento

Celda de desplazamiento

La celda de desplazamiento opera con muestras de las siguientes dimensiones: 1
a 1.5 [pg] de diametro por 4 [pg] de longitud, a condiciones maximas de 10,000 [psi]
de presion de sobrecarga. El disefio de la celda obliga a tener dos tipos de fluidos:
fluidos de trabajo, que se inyectan en las muestras de roca, y fluidos de operacion

y funcionamiento.

Los elementos principales de la celda de desplazamiento se enlistan a continuacion,
partiendo de la descripcion presentada por Rodriguez (2023), ver figura 7:

1. Una bomba hidraulica manual;

2. Una bomba tipo HPLC P40 Knauer con una capacidad de bombeo de fluido
de0.1a5|==];

Un portamuestras con una manga de hule;

Un manometro de presion;

Dos acumuladores;

2B T

Valvulas tipo globo y aguja.




Figura 7: Vista de frente de la celda de desplazamiento con el sefialamiento de sus componentes

principales.

Descripcion de sus componentes principales

1. Bomba hidraulica, se usa para generar presion de sobrecarga a la muestra de
roca mediante la inyeccion de aceite hidraulico. La presion maxima de dicha bomba
es de 10,000 [psi].

2. La manga de hule permite la simulacion de la presion del poro de la muestra de
roca. La maxima presion que soporta es 10,000 [psi]. Dentro de la manga de hule
cabe una muestra de 1 a 1.5 [pg] de diametro por 4 [pg] de largo.

3. Portamuestras, sujeta a la manga de hule para mantenerla dentro de la celda y

confinar la muestra a una cierta presién de poro.

4. Contenedor de la manga de hule y la muestra de roca. Permite el paso de fluidos

dentro y fuera de la manga por medio de sus cabezales ranurados, los cuales son




ranurados en forma radial para permitir que el desplazamiento de fluidos sea

uniforme sobre la roca.

5. Manometro digital, se dispone de tres mandmetros digitales, cada uno con
diferentes capacidades de 30, 300 y 5000 [psi] respectivamente. EI mandmetro
permite monitorear la presion del fluido de entrada al portamuestras durante la

prueba de desplazamiento.
6. Linea de flujo proveniente del contenedor de agua destilada.
7. Linea de flujo proveniente del contenedor de aceite.

8. Manguera para purgar el sistema, a través de la manguera se libera el gas que

queda atrapado al momento de confinar con la bomba hidraulica.

9. Bomba tipo HPLC P40 Knauer, la cual tiene una capacidad de bombeo de 0.5 a
5 [mL/min] a una maxima presién de 5,000 [psi]. La bomba inyecta agua destilada
a su respectivo depdsito, figura 8, para que el agua inyectada desplace al piston
que esta dentro del depdsito y a su vez desplace al fluido de trabajo hacia el

portamuestras.

10. Valvulas de instrumentacion permiten el paso de fluidos de manera segura.

Operan hasta los 10,000 [psi].

11. Depdsitos de agua y aceite: son cilindros hechos de acero inoxidable con
capacidad de 1 [L] y soportan hasta 10,000 [psi] de presion de trabajo. Dentro de
los depdsitos existe un piston flotante el cual se encarga de separar el fluido de
trabajo (agua o aceite) del agua destilada que se bombea a un gasto constante. El

agua destilada desplaza al fluido de trabajo hasta llegar al portamuestras.




Depdsito de
aceite

Figura 8: Depdsitos. Parte trasera de la celda de desplazamiento.

Rodriguez Hernandez (2023) sefiala que el funcionamiento de la celda se basa en

cinco principales partes, figura 9:

En la figura 9 se puede observar la configuracion y la distribucion del area de
inyeccion y desplazamiento de la celda. El proceso de inyeccion comienza con la
succion de agua destilada desde el contenedor para posteriormente pasar por las
lineas de flujo de acero inoxidable (lineas azules) hasta llegar a los depdésitos; el
uso de un depdsito dependera del fluido que se requiera inyectar al tapon de roca.
La linea de flujo para el depdsito A, la bomba de inyeccion debe de ser mayor a la
presién de la columna hidrostatica de fluido en el depdsito A. Esto, para que el piston
comience a desplazarse hacia arriba y desplazar el fluido de trabajo por toda la linea
de flujo y asi hacer llegar el fluido de trabajo al tapdén de roca contenido en el
portamuestras. En el recorrido del fluido por las lineas de flujo se encuentra un filtro

para evitar el ingreso de particulas no deseadas al tapon de roca.
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Figura 9: Configuracion para llevar a cabo las pruebas de desplazamiento. Tomada de Rodriguez,

J. (2023). Configuracion del sistema funcional de la celda de desplazamiento.

1.- Area de inyeccion y desplazamiento

Consta de la bomba HPLC P40 Knauer, lineas de flujo de acero inoxidable, dos

acumuladores y el portamuestras de acero inoxidable.

Rodriguez, J.

(2023) senala que

‘para la realizacion de la prueba de

desplazamiento, el objetivo principal es cuantificar la recuperacion de fluidos en un

tapon de roca saturado por algun fluido de trabajo (aceite crudo, aceite mineral,

aceite sintético, nanofluidos o salmueras) a través de la inyeccion de agua destilada.

Al momento de inyectar agua destilada por medio de la bomba HPLC P40 Knauer

es que, por diferencias de densidades, el agua destilada desplace al fluido por el

cual esta saturado el tapén de roca” (p.14).




Es importante mencionar que, antes de comenzar la inyecciéon de agua destilada,
se deben establecer los gastos a emplear dadas las caracteristicas petrofisicas de

la roca y asimismo las caracteristicas fisicas de los fluidos de trabajo.

Asimismo, la bomba de inyeccion bombea agua destilada a un gasto constante,
manteniendo una cierta presién de entrada en la parte superior del portamuestras;
dicha presion representa la presion total del sistema, la cual aumenta continuamente
y es proporcional al gasto de inyeccidn. Junto con la presion de sobrecarga a la cual
se encuentra confinado el tapon de roca y todo el mecanismo de inyeccion, se
genera el desplazamiento de un fluido de trabajo a través de una muestra de roca

confinada a una cierta presion de sobrecarga.

Al momento de inyectar el fluido de trabajo, la salida (tubo capilar de acero
inoxidable, mismo que se encuentra en la parte inferior del portamuestras de acero
inoxidable), se utilizaron probetas de 5 [mL] a 10 [mL], el numero de probetas sera
determinado por la duracién de la prueba de desplazamiento. En el presente trabajo
también se utilizaron probetas de 25 [mL] debido a que se esperaba recuperar mas
volumen del fluido de trabajo, y para cuantificar el volumen en una sola fraccién de
fluido y no cambiar probetas frecuentemente. Por medio de los valores de
permeabilidad proporcionados por el proveedor de la muestra de roca y con la
viscosidad del fluido de trabajo, se determina la presién a la que sera confinado el
tapon de roca, el gasto de inyeccion y el tiempo para la obtencion de los valores de
presion. Cabe mencionar que, cuando se determind la porosidad efectiva, no fue
necesario llevar un control riguroso de los valores de presién y tiempo, solo basto

con cuantificar el volumen poroso del tapén de roca (Rodriguez, J. 2023).
2.- Area de presion de sobrecarga

Rodriguez, J. (2023) senala que “el area de presion de sobrecarga se compone de
la bomba hidraulica, un manémetro analdgico, la manga de hule y el portamuestras.
La presion de sobrecarga es ejercida por el peso de todos los sedimentos por
encima del medio poroso. Asimismo, dicha presion de sobrecarga genera una

reduccion en la porosidad de la roca” (p.14).




El objetivo es simular las condiciones de yacimiento en términos de presion a la cual
se encuentra sometida la roca. Con ayuda de una bomba hidraulica se alcanzé una
presion de sobrecarga dentro del portamuestras. Dicha bomba se encarga de

inyectar aceite hidraulico al portamuestras para re-presionar el tapon de roca.

Para la realizacion de las pruebas de desplazamiento es obligatorio mantener limpio
el tapon de roca y la manga de hule, debido a que la manga actua como un agente
aislante para evitar el paso de aceite hidraulico hacia el tapon de roca y ser
contaminado por un fluido no deseado. El flujo de trabajo se presenta en forma
longitudinal y paralelo a las paredes del portamuestras, obligando a los fluidos a

desplazarse en una sola direccion de salida, ver figura 10.
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Figura 10: Interaccion con el tapén de roca y la presion de sobrecarga. Figura tomada de
Rodriguez, M. 2021.

3.- Presion de poro

Para Sabido (2018). “A condiciones reales de yacimientos, se sabe que el
incremento en la presion de sobrecarga ocasiona una mayor compactacion de las
rocas, lo que genera una reduccion del volumen poroso y favorece a la expulsion
de los fluidos contenidos en la formacion, en donde la presion de poro es aquella
presion que se origina por procesos de depdsito y compactacion de la roca a la que

se encuentran sometidos los fluidos en el medio poroso” (p.20-23).




Rodriguez, J. (2023) menciona que el objetivo de generar una contrapresion en el
tapdn de roca es simular la presién de poro que existe a condiciones reales (de
yacimiento). Dicha contrapresion no permite el paso de fluidos a través del tapdn de
roca y para realizar el desplazamiento de fluidos se debe vencer por medio de la
presidn generada por la inyeccion de fluidos. Es decir, la contrapresion en el
portamuestras debe ser vencida por la presién generada por la inyeccion de fluidos;
esto a su vez permite encontrar una presion éptima de trabajo (que permita el paso

de fluidos a través del tapon de roca).
4.- Area de verificacién de estado general

La verificacidn de la presion que existe dentro del sistema es vital para un correcto
funcionamiento de la bomba HPLC P40, por tanto, es indispensable observar los
valores de presion que marca el mandémetro digital al momento de la purga o bien

inyeccion de algun fluido de trabajo.

En consecuencia, existen tres variables fisicas para el monitoreo en un experimento
de desplazamiento: la presion, la temperatura y el gasto de trabajo. La temperatura
no fue esencial debido a que se trabajé en condiciones de temperatura ambiente.
El gasto fue constante durante todo el experimento. El gasto de trabajo debe ser el
mismo que se inyecta y el que sale. Es decir, debe existir un balance de masa entre

lo que entra y lo que sale (Rodriguez, J. 2023).
5.- Area de recoleccion de datos

Para una prueba de desplazamiento, la cuantificacién de los fluidos de trabajo en la
salida por el tubo capilar del portamuestras se da por medio de la inyeccién de dos
a tres volumenes porosos del fluido de trabajo a través de la roca. Al conocer el
peso y el volumen total del tapon de roca, es posible obtener el volumen poroso de

dicho tapdn. Es muy importante verificar que el tapdn de roca esté saturado al 100%.

La caracterizacion de la muestra de roca permite conocer la interaccion roca-fluido

del medio poroso para entender su comportamiento. La presion dependera de los




fluidos con los que se estén trabajando; asimismo, los valores de presidén se
registran en intervalos de tiempo de 1 a 5 minutos. Es importante el monitoreo de la
celda de desplazamiento, ya que pueden existir fugas, un mal ensamble o bien se

puede alcanzar la presion maxima de operacion de la bomba (Rodriguez, J. 2023).

Métodos utilizados para la medicién de la porosidad efectiva y permeabilidad

absoluta

Medicion de la porosidad efectiva

Los métodos de medicidn de porosidad efectiva y permeabilidad absoluta fueron
adaptados a partir del trabajo presentado por Rodriguez, J. 2023 el cual sefala la
técnica utilizada para medir el volumen de poros interconectados de una muestra
de roca fue mediante la saturaciéon de la muestra de roca al vacio. El proceso de
saturaciéon al vacio no afecta a la composicidon estructural y mineraldgica de la

muestra de roca (p.17).

La técnica consiste en sumergir la roca en un recipiente con agua destilada. El
liquido debe cubrir completamente la roca. El recipiente con la roca y el liquido se
coloca en una campana; es importante que a la tapa de la campana se le coloque
grasa de vacio para lograr un sello completamente hermético. Posteriormente, se
enciende la bomba para lograr el vacio; la bomba comienza a expulsar el aire
contenido en la campana, también saca el aire contenido en los poros de la roca y
el liquido comienza a entrar en los poros de la roca. Este proceso concluye hasta

gue no se observen burbujas de aire que salgan de la roca (Rodriguez, J. 2023).

Enseguida se describen las partes del equipo utilizado, siguiendo la descripcion
presentada por Rodriguez (2023):

1.- Bomba de vacio: Bomba que consta de dos etapas y de modelo ET 1148, con
una potencia de 1/3 [HP], una frecuencia de 60 [Hz], un voltaje de 110 [V], una
presidon maxima de trabajo de 3x10-' [Pa] (0.000043511 [psi]) y es capaz de
desplazar 4 ft3 de gas por minuto. La bomba tiene conectada una manguera con

una valvula de aislamiento para regular el vacio generado dentro de la campana.




2. Campana de vacio: Esta constituida por un sello hermético de vidrio la cual
permite la extraccion de gas para generar vacio. Se debe utilizar grasa para vacio
entre la tapa y la base de la campana para hacer un sello completamente hermético
y evitar fugas. La campana consta de dos piezas de vidrio. La porosidad efectiva de

la muestra de roca se obtiene con las siguientes ecuaciones:

® Vo 100
= — %
Vi

Donde: ®: porosidad, [%]
V,,: volumen poroso, [cm?]

V;: volumen total de la roca, [cm3]

El volumen poroso se obtiene de la manera siguiente:

Mgae — Mgec
Pt

Vo =

(3)

Donde: Vp: volumen poroso de los poros interconectados, [cm3]

mg,;: masa del tapdn de roca saturado al vacio, [g]

mg..: masa del tapon de roca seco (antes de saturar), [g]

p:: densidad del fluido de trabajo, [%]

Y el volumen total de la roca se obtiene de la manera siguiente:




Vt:A*L

(4

Donde: V;: volumen total de la muestra de roca, [cm3]
A = 4rea de la base del tapén de roca, [cm?]
L = longitud del tapdn de roca, [cm]

La porosidad es una variable petrofisica de la roca que comunmente se expresa en

porcentaje [%].
Medicion de la permeabilidad absoluta

El valor de la permeabilidad absoluta se obtendra por medio del uso de la ley de
Henry Darcy; para ello es indispensable contar con los valores precisos de presion
durante todas las pruebas de desplazamiento. En esta parte se describe la ley de

Darcy para determinar la permeabilidad absoluta de la muestra de roca.

Ahmed (2006) considera que la permeabilidad de la roca, k, es una propiedad
petrofisica de la roca porque se encarga de controlar la direccion del movimiento
del flujo de fluidos presentes en la formacion. Este concepto fue definido por el
matematico Henry Darcy en 1856; por tanto, la ecuacion que rige el comportamiento

de fluidos en medios porosos es llamada Ley de Darcy (p.228).

Darcy desarroll6 una ecuacion para un flujo lineal de un fluido incompresible

presente en una muestra de roca de longitud L y un area A, la ecuacion es la

siguiente:
_ kdp
V= u dL
(5)
Donde: v: velocidad del fluido, [cm/s]
( )|
(2%}



k: valor de la permeabilidad, [mD]
u: viscosidad del fluido, [cP]
dp . : : . o
a gradiente de presion por unidad de longitud al flujo, [psi/cm]
La ecuacion 5 debe resolverse usando otras variables fisicas como el gasto de

inyeccion y el area de la muestra. Con dichas variables se determina la velocidad

del fluido (ecuacion 6).

>

Donde: v: velocidad del fluido, [cm/s]
A: drea de la base de la muestra, [cm?]
q: gasto de inyeccion, [cm3/s]

Sustituyendo la ecuacion 5 en la ecuaciéon 6 tenemos lo siguiente:

q kdp
A pdl
A7)
Donde: q: gasto de inyeccion, [cm3/s]

A: drea de la base de la muestra, [cm?]

k: valor de la permeabilidad, [mD]
dp : y : . : .
a: gradiente de presion por unidad de longitud al flujo, [psi/cm]

w: viscosidad del fluido, [cP]




El signo negativo de la ecuacion 7 se debe al incremento de la presion en una
direccion de flujo y esta en funcién del incremento de la longitud de la roca en
sentido opuesto (Ahmed, 2006, p.246).

A partir de la ecuacion 7, se procede a integrar ambos diferenciales como se

muestra a continuacion:

k dp

u dL

=>a

.(8)

Agrupando los diferenciales de la ecuacion 8:
dL = kA d
q n p

(9)

Integrando ambos miembros de la ecuacion anterior, se obtuvo lo siguiente:

kA
qL = = — (p2— p1)
u
(10)
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Figura 11: Representacion del flujo lineal que constituye a la ecuacion de Darcy.

La presion P1es mayor que la presion P2; esto significa que los signos negativos de

la ecuacion pueden reorganizarse. Esto es:




kA
qL = —T(—Ap)

kA
qL = — (4p)

(1)

La ecuacion 11 representa la ecuacién de Darcy utilizada para resolver problemas

de flujo lineal.

Despejando la permeabilidad de la ecuacion 11, misma que fue utilizada para el

calculo de todos los valores de permeabilidad en las pruebas de desplazamiento.

(12)

Donde:
q: gasto de inyeccién, [cm3/s]
A: drea de la base de la muestra, [cm?]
k: valor de la permeabilidad, [mD]
Ap: Delta de presiéon (P; — P,) , [Pa]
u: viscosidad del fluido, [cP]
L : longitud de la muestra de roca, [cm]

Algunas de las consideraciones para medir la permeabilidad de una muestra de roca

con la ley de Darcy son:




e Flujo laminar

e Que laroca esté saturada al 100% de un solo fluido

A partir de las consideraciones de la ley de Darcy, podemos determinar el valor de
la permeabilidad absoluta y efectiva de la muestra de roca. Para ello es importante
mencionar que la celda de desplazamiento solo mide la presion de entrada en el
portamuestras de la celda, y para poder obtener el delta de presion es necesario
crear un historial de presion respecto al tiempo y el valor de la presion de salida sera

tomado cuando la curva de presion se haya estabilizado.

Construccion de las curvas de permeabilidad relativa por el método de

Johnson-Bossler-Naumann (JBN)

Meétodo adaptado a partir del trabajo presentado por Rodriguez, J. 2023 sefala que
las curvas de permeabilidad relativa son de gran importancia para estudios de
produccion, asimismo, son esenciales para el disefio e implementacién de métodos
de recuperacion secundaria y mejorada de hidrocarburos (Helset et al.,1998). La
permeabilidad relativa también muestra el comportamiento que tienen los fluidos
dentro de un medio poroso. Las curvas de permeabilidad relativa generalmente son
interpretadas mediante el método de Johnson-Bossler-Naumann con base en datos

de pruebas experimentales de desplazamiento en el laboratorio (p.22).

El método de Johnson-Bossler-Naumann (JBN) se desarroll6 a partir del trabajo de
Welge en 1952. Welge desarroll6 un método para estimar la recuperacion de
hidrocarburos cuando este es desplazado del medio poroso hacia el pozo por un

fluido incompresible e inmiscible (Welge, 1952).

Para poder llevar a cabo la aplicacion del método de Johnson-Bossler-Naumann
(JBN), se requiere conocer los volumenes de todos los fluidos utilizados en las
pruebas de desplazamiento para poder determinar las saturaciones residuales
correspondientes en el medio poroso. A continuacién, se presentan las ecuaciones

matematicas para llevar a cabo el método JBN.




Volumenes porosos de agua inyectada:

Qui = Vi acum
wl —
Vo
Donde: Quwi: volumenes porosos de agua inyectada, [adim]

Vi acum: Volumen total acumulada, [mL]
Vp: volumen poroso, [mL]

Flujo fraccional del agua y del aceite:

Vw
fwr = Vo+Vy
Donde: fw: flujo fraccional de agua en la salida del sistema, [adim ]

V,y: volumen de agua, [mL]

V,: volumen de aceite, [mL]

Vo
for = Vw+Vo
Donde: fo1.: flujo fraccional de aceite en la salida del sistema, [adim]

V,: volumen de aceite, [mL]

V,y: volumen de agua, [mL]

.(13)

.(14)

.(15)

Adaptado a partir del trabajo de Rodriguez, J. 2023 menciona que, al momento de

realizar una prueba de desplazamiento, existe una interacciéon entre los fluidos

presentes: la fase desplazada y la desplazante. La fase desplazada corresponde al




fluido inicial con el que esta saturada la muestra de roca. Mientras que la fase
desplazante se refiere al fluido que esta siendo inyectado en la muestra de roca
para desplazar al fluido inicial. Conforme se da la propagacién del fluido inyectado
a través del medio poroso, las saturaciones del medio poroso van cambiando. Es
decir, la saturacion del medio poroso cambia con el tiempo; la saturacién a la
entrada es distinta de la saturacién en la salida debido al fluido inyectado que va
ocupando los poros de la roca y expulsando al fluido original. Las zonas cercanas a
la salida del portamuestras son las que mas tardan en ser invadidas por el fluido
inyectado. Para construir las curvas de permeabilidad relativa con el método de
JBM, el agua es el fluido que se desplaza y el aceite corresponde a la fase
inyectada. La saturacidon promedio de agua presente en el medio poroso es

expresada de la siguiente manera (p.24):

S_ — g Vo desplazado
w wr Vp
Donde: S.: saturacion promedio de la fase desplazada (agua), [adim]
Swr: saturacion de agua residual, [adim]
Vo desplazado: Volumen de aceite desplazado, [mL]

Vp: volumen poroso, [mL]

Para la saturacién en la salida del medio poroso, se utiliza la expresidén propuesta
por Welge (1952):

SwL = g — (Qwifor)
.(17)

Donde: S,,: saturacion de la fase desplazada (agua) en la salida del sistema, [adim]




Sw: saturacion promedio de la fase desplazada (agua), [adim]
Qwi: volumenes porosos de agua inyectada, [mL]
fo1.: flujo fraccional de aceite en la salida del sistema, [adim]

El siguiente paso es calcular la inyectividad relativa, Ir, la cual hace referencia a la
facilidad con la que se puede inyectar un fluido al medio poroso en presencia de
otro fluido. La inyectividad relativa se expresa matematicamente de la siguiente

manera:
a
- (Ap)i
)
Ap/.
.(18)
Donde: I.: inyectividad relativa, [adim]

mL
(i) : capacidad de consumo en cualquier etapa de inyeccion, [ - ]
Ap psi *s

i

q . . L
<A_ : capacidad de consumo al comenzar con la inyeccion
p

r

mL]
i

de aceite y el agua estd inmévil, [ps

* S
. [mL
g: caudal de inyeccion, [T]

Ap: caida de presion basada en la inyeccién correspondiente, [psi]




Después de obtener la inyectividad relativa, se deben de calcular las
permeabilidades relativas correspondientes a la fase de aceite y agua, para ello se

ocupan las siguientes ecuaciones:

gl
Kror, = for
d
[
.(19)
Donde:  Kk,,.: permeabilidad relativa del aceite en la salida del tubo capilar, [adim]

f,.: flujo fraccional del aceite en la salida del tubo capilar, [adim]
[.: inyectividad relativa, [adim]

Qwi: volumenes porosos de agua inyectada, [mL]

Para obtener la permeabilidad relativa al agua, se utiliza la siguiente expresion:

bw (1 —fo)

k =k
rwL roL Lo foL

..(20)

Ademas, es necesario definir la siguiente relacion de cocientes para graficar las

curvas de permeabilidad relativa:
Sabemos que: (1—f,) = fuL

.(21)

Por tanto:




ker _ Hw wa

kroL - Ho foL
..(22)

Donde: k;1.: permeabilidad relativa del agua a la salida del tubo capilar, [adim]
k,o1: permeabilidad relativa del aceite a la salida del tubo capilar, [adim]
Uw: viscosidad del agua, [cP] , p,: viscosidad del aceite, [cP]
for , fwe : flujo fraccional del aceite y agua en la salida del tubo capilar, [adim]

Siguiendo con el orden de los experimentos realizados, se presenta lo siguiente:

Pruebas de suspension

Las pruebas de suspension consisten en verificar el comportamiento de las
nanoparticulas en una fase continua. Para este trabajo se us6 tensoactivo no ionico,
agua destilada y nanoparticulas de 6xido de aluminio. Cabe mencionar que la

importancia que tuvo dicha prueba es fundamental para seguir con los experimentos

AlL,O; +
Salmueras + DW
Pruebas de Al,O; + DW+
suspension Hercoten
AlL,O;+ DW +
NFE

Figura 12: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de suspension.

establecidos en la figura 4.

Las pruebas de suspension fueron realizadas por Barroso Laiza en 2020, en donde
se verificd que las nanoparticulas de 6xido de aluminio son estables a una baja

salinidad.




En la tabla 7 se presentan las mezclas de los fluidos realizados. Se utilizé agua

destilada y tres salmueras de 1,100, 22,500 y 44,000 ppm respectivamente.

Tabla 7: Descripcion de las pruebas de suspension.

Primera prueba

1% de NFE
Cantidades 0.1 de Al203
98.9% de salmuera
DW 1,100 ppm | 22,500 ppm | 44,000 ppm

Segunda prueba
1% de Hercoten

Cantidades 0.1 de Al203
98.9% de salmuera
DW 1,100 ppm | 22,500 ppm | 44,000 ppm
Tercera prueba
. 0.1 de Al203
Cantidades 98.9% de salmuera
DW 1,100 ppm | 22,500 ppm | 44,000 ppm

Pruebas de tensién superficial
Una vez observado el comportamiento de las nanoparticulas en las pruebas de
suspension, se procedié a realizar pruebas de medicion de la tension superficial

para verificar si las nanoparticulas son capaces de reducir la fuerza entre los fluidos.

Pruebas de capilaridad
Magafia y Romero (2018) sefialan que “‘normalmente, las pruebas de
desplazamiento de aceite mediante tubos capilares son aplicadas a la industria
petrolera para observar el efecto de las nanoparticulas y tensoactivos sobre la
tension interfacial” (p.53).

“Para dichas pruebas se usaron tubos capilares de teflon y aceite sintético. Una
prueba de capilaridad tiene como finalidad evaluar a las nanoparticulas, el
tensoactivo y la polaridad del material en la presion capilar’” (Magaha y Romero,
2018, p.53).

El objetivo de dicha prueba es:

» Evaluar la capacidad de desplazamiento de la fase oleosa por medio de

nanoparticulas y un tensoactivo.




En el presente trabajo se realizaron tres experimentos distintos:

1.

En el primero se evaluo el desplazamiento de aceite sintético por medio de
agua destilada.

Se observo el desplazamiento de aceite sintético por medio de agua destilada
+ Al20s.

Desplazamiento de aceite sintético por medio de agua destilada con
tensoactivo (NFE).

Se decidio utilizar agua destilada en todos los experimentos debido a que las

nanoparticulas funcionan a una nula salinidad. Para los tres experimentos distintos,

se utilizé un volumen total de 100 [mL], 90 [mL] para la fase acuosa y 10 [mL] para

la fase oleosa.

El procedimiento general utilizado para esta prueba es el siguiente, ver figura 13:

VI.

VII.

Saturar los tubos capilares de 1 [mm] de diametro con aceite sintético durante
5 dias.

Pesar la cantidad de nanoparticulas de Al203 correspondiente al 0.1% del
peso de la fase acuosa.

Medir el volumen de tensoactivo a utilizar, para dicho trabajo se usé 1% del
peso de la fase acuosa.

Verter el nanofluido en frascos de vidrio y afiadir aceite sintético.

Perforar un pedazo de plastico espuma con el capilar e inmediatamente
introducirlo en el frasco de vidrio.

Identificar el nivel al que llega el fondo del tubo capilar y la distancia a la
interfase agua-aceite, ya que corresponde al volumen a desplazar.

Llevar un registro del avance del aceite desplazado con respecto al tiempo.




Aceite

Ulllvtlltlil Il

Figura 13: Ejemplo del sistema para medir el aceite desplazado. (Tomada de Magaina & Romero,
2018).

El calculo para determinar el factor de recuperacion esta dado por la ecuacion, figura
14:

A, — Ay
F =(m—) 100
r Ay — A i

.(23)

Donde:
F.: Factor de recuperacion [%]
Ap,: Altura medida [cm]
Ay: Altura de la base del capilar [cm]

A;: Altura de la interfaz agua-aceite [cm]

Ay

Figura 14: Representacion gréfica del sistema para llevar a cabo la determinacion del factor de

recuperacion. (Tomada de Magana & Romero, 2018).




Pruebas de mojabilidad
El objetivo en el presente trabajo es conocer la mojabilidad del sistema roca-fluido
en presencia de agentes quimicos para el aprovechamiento de la recuperacion de

hidrocarburos en rocas carbonatadas.

Para llevar a cabo la medicion del angulo de contacto se utiliz6 un goniémetro de
marca OSSILA, el cual se basa en el método de la gota sésil. Dicho método consiste
en dejar caer una gota de fluido por medio de una jeringa sobre la muestra de roca,
y se analiza mediante un software a través de la medicidn de sus angulos: izquierdo
y derecho. Asi mismo, se determina el error cuadratico medio para verificar que la

gota tenga el menor error para al final dar un angulo promedio.

Se determind la mojabilidad del sistema roca-fluido con base en la realizacion de

cinco mezclas de fluidos, las cuales se presentan en la tabla siguiente:

Tabla 8: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de mojabilidad.

M1 Agua destilada (DW)

M2 Agua destilada + Al203
M3 Agua destilada + NFE

M4 | Agua destilada + NFE + Al2O3
M5 Salmuera M1

Con base en la tabla 8, se siguieron los pasos descritos en la tabla 9, donde se

presenta la metodologia utilizada para la evaluacion de la Recuperacion Primaria.

Recuperacion Primaria: Fueron cinco muestras de roca carbonatada las que
fueron saturadas con agua destilada (M1, ver tabla 8) en vasos de precipitados
durante 800 h en una campana de vacio (paso 1, ver tabla 9). Posteriormente, las
cinco muestras de roca fueron saturadas en aceite sintético (paso 2, ver tabla 9) en
diferentes vasos de precipitados durante un periodo de 1000 h en la campana de

vacio.

Para determinar el angulo de contacto (paso 3, ver tabla 9), se dejaron caer ocho

gotas de las diferentes mezclas (ver tabla 8) en cada una de las muestras de roca.




Recuperacion Secundaria: Después del proceso de Recuperacion Primaria, las
cinco muestras de rocas fueron sumergidas en agua destilada (M1, ver tabla 8)
durante un periodo de 300 h simulando un proceso de Recuperacién Secundaria.
Una vez pasadas las 300 h, se dejaron caer ocho gotas (paso 5, ver tabla 9) de

cada una de las cinco mezclas de fluidos (ver tabla 8).

Recuperacion Mejorada: Posterior a la Recuperacion Secundaria, se procedio con
la saturacion de las 5 muestras de roca en las mezclas de los fluidos (ver tabla 8)
durante un periodo de 150 h para dejarle caer ocho gotas (paso 7, ver tabla 9) de

aceite sintético a cada roca.

Tabla 9: Metodologia para la determinacién del &ngulo de contacto.

Paso Proceso Roca A Roca B Roca C Roca D Roca E Tlegnp
1 Saturacion con agua destilada (DW 800 h
2 Saturacion con aceite sintético 1000 h

Medicion DW + DW+
3 angulo de DW DW + NFE | Al203+N | 1,000 ppm
Al2O3
contacto FE
4 | Recuperacion Agua destilada 300 h
Secundaria
Medicién DW + DW+
5 angulo de DwW DW + NFE | AlzOs+N | 1,000 ppm
Al2O3
contacto FE
. DW+
g | Recuperacion | DW+ | bw + NFE | Al2Os+N | 1,000 ppm | 150 h
Mejorada Al2O3 FE

Medicion
7 angulo de Gota de aceite sintético
contacto

El objetivo de la tabla 9 es determinar si las nanoparticulas y el tensoactivo alteraron

la mojabilidad del sistema roca — fluido. En dicha tabla se muestran resultados de
recuperacion primaria, secundaria y mejorada, los parametros usados para decir

que se trata de una recuperacion o de otra fueron los siguientes:

Recuperacion primaria: las muestras de roca pasaron por dos saturaciones con
distintos fluidos, con agua destilada y posteriormente con aceite. Esto se refiere a
un proceso de drene, en donde la fase no mojante desplaza a la fase mojante.

Debido a las condiciones de saturacidon de la roca y porque no tuvo otro contacto




con otro fluido externo; no se alteraron las propiedades del sistema roca — fluido
para obtener los angulos de contacto con las mezclas de fluidos, a esa parte se le

llamé recuperacion primaria.

Recuperacion secundaria: en esta parte, la saturacion con agua destilada hace
referencia a la recuperacion, ya que agrega energia para desplazar a los fluidos
contenidos en la roca. Después de la saturacién de agua, se volvieron a medir los

angulos de contacto para verificar el cambio de mojabilidad en el sistema.

Recuperacion mejorada: para las condiciones de saturacion de cada muestra de
roca, en la tabla 9 se muestra que cada muestra fue saturada con un fluido distinto
con el fin de alterar la mojabilidad del sistema roca — fluido. Cabe mencionar que, la
recuperacion mejorada se basa en inyectar fluidos al yacimiento que no estan
presentes en él para alterar su comportamiento fisico y quimico de los fluidos del

yacimiento.

Pruebas de desplazamiento

Determinacion experimental de la porosidad efectiva
Para la saturacion con agua destilada de los tapones de roca se utilizé una campana
con una bomba de vacio y ambos tapones se introdujeron en diferentes vasos de

precipitados con agua destilada durante 30 dias dentro de la campana.

Enseguida se enlistan los pasos que se siguieron para llevar a cabo la saturacién al
vacio y la medicion de la porosidad efectiva. Dichos pasos se aplican a ambos

tapones de roca.

1.- Después de la preparacion de la muestra, con las masas obtenidas tanto en seco
como después del proceso de saturacidn, se procede a calcular la porosidad

efectiva con la ecuacion siguiente:

V.
cI)ee:£
f Vt
.(24)
( |
L 4 )



Donde: d.r.: porosidad efectiva [%]
Vpc: volumen de poros conectados en el medio poroso [cm?3]
V;: volumen total del medio poroso, [cm?]

2. Se coloco la muestra de roca en la manga de hule, ver figura 15.

Figura 15: Muestra de roca dentro de la manga de hule.

3. Después se colocd la manga de hule en el portamuestras de la celda de
desplazamiento. Una vez colocada la manga de hule, la muestra de roca tiene que

ser empujada hasta la parte superior del portamuestras, ver figura 16.

Figura 16: Portamuestras en donde se coloca la manga de hule.

4. Se tuvo que purgar el sistema de confinamiento e inyeccion de la celda de
desplazamiento. Para purgar el sistema de confinamiento se abren las tres valvulas
que estan en la parte de atras de la celda; esto se hace para liberar el gas disuelto
que se presenta en el aceite hidraulico al comenzar su inyeccion. En la figura 17 se
muestran las valvulas que deben estar abiertas y se indica con flechas rojas la

direccién de flujo del aceite hidraulico para la purga del sistema de confinamiento.




La valvula 1 debe estar abierta hasta que culmine la purga del sistema de
confinamiento. La valvula 2 se abre y con la bomba manual comienza el bombeo de
aceite hidraulico, su recorrido se observa en la figura 17 con las flechas color
anaranjado. El aceite hidraulico que se bombea es recolectado en el vaso de
precipitados (vaso de precipitados (v.pp.1), como se muestra en la figura 17). Las
valvulas 3 y 4 se abren para permitir el paso del aceite hidraulico por todo el sistema.
Al menos se deben bombear 40 [mL] de aceite (el aceite bombeado se almacena
en el v.pp.1, ver figura 17) para corroborar que la linea de flujo esta limpia y no hay
presencia de burbujas de gas dentro de la misma linea.

Lo que se busca es eliminar la presencia de gas en todas las lineas de flujo del
sistema, es necesario fluir suficiente aceite hidraulico hasta eliminar las burbujas de
aire. Cuando finalice el bombeo de aceite hidraulico, se cierran las valvulas 3y 4, lo
que significa que la celda de desplazamiento esta lista para purgar las lineas de
flujp de agua destilada para desplazar el fluido de trabajo dentro de los

acumuladores de agua y/o aceite.

Figura 17: Valvulas para purga y direccién del flujo para la purga con aceite hidraulico.

5. Después de la purga con aceite hidraulico, se hace fluir agua destilada en el
sistema para desplazar al fluido de trabajo contenido en los acumuladores. Para
este proceso se utilizan las 5 valvulas de confinamiento (ver figura 18); esto se hace
para verificar que el fluido de trabajo llegue correctamente al portamuestras y a la

muestra de roca.




Figura 18: Valvulas que rigen la purga del sistema.

El procedimiento para purgar las lineas de flujo es el mismo para cada acumulador,

lo Unico que cambia es la configuracién del sistema de valvulas, ver figura 19.
Para purgar el sistema con agua destilada se sigue el procedimiento siguiente:

Mantener las valvulas 3, 4 y 5 de la figura 18, cerradas y abrir las valvulas 1y 2 para

asegurar la saturacion de las lineas por agua.

La valvula de venteo que se muestra en la figura 19.1, debe permanecer cerrada
durante toda la prueba. Se prende la bomba tipo HPLC P40, que se encarga de
succionar agua destilada y se fija la presidon maxima de trabajo a 5,000 [psi] y un
gasto constante de 5 [mL/min], con lineas de color amarillo, se muestra la trayectoria
del agua para impulsar el piston contenido en el acumulador de agua (fluido de
trabajo), ver figura 19.2. El piston desplaza al fluido de trabajo (ver figura 19.3) hasta

llegar a la parte superior del portamuestras.

Con la purga de la celda de desplazamiento se desplazan cualquier tipo de
particulas no deseadas en todas las lineas de flujo y también se verifica el
cumplimiento de la ley de conservacion de masa en el sistema. Para verificar esto,
se toma un 1 [min] de tiempo y en la salida de la celda se colectan los fluidos con
una probeta de 5 [mL]. Al transcurrir 1 [min] se debe llenar la probeta. El proceso de

purga se lleva a cabo para todas las lineas de los acumuladores (agua y aceite).

Para la purga de las lineas del acumulador de aceite se realiza el mismo
procedimiento que para el caso del agua. Lo unico que cambia es la configuracion

de las valvulas mostradas en la figura 18. Las valvulas 1y 2 se cierran; la valvula 5




permanece cerrada hasta acabar con la purga de las lineas de los dos
acumuladores. Las valvulas 3 y 4 se abren (ver figura 18) para que el agua destilada
proveniente de la bomba HPLC P40 desplace al piston del acumulador de aceite.
La linea de flujo para el aceite (ver figura 19.4) debe conectarse al instante al
portamuestras mediante el uso de llaves mecanicas. Se realiza la conexién. Una
vez conectada la linea, se sigue el mismo procedimiento que se uso para el

acumulador de agua.

Figura 19 (1, 2, 3 y 4): Trayectoria del agua destilada para la purga del depésito.

6. Posterior a la purga completa de la celda de desplazamiento, se procede a
confinar el tapon de roca; dicha presion se refiere a la presion de poro del
yacimiento. Los dos tapones de roca se sometieron a una presion de confinamiento
de 2,000 [psi]. Para poder alcanzar la presion de confinamiento se debe seguir la

siguiente configuracién de valvulas (ver figura 20):

Para el confinamiento de la muestra es necesario cerrar la valvula 1; esto permite
el bombeo de aceite hidraulico hacia el portamuestras. La valvula 2 debe

permanecer abierta hasta que finalice el proceso de confinamiento, mientras que la




valvula 3 se abre cuando se esta bombeando aceite hidraulico; una vez finalizada
la inyeccion de aceite, dicha valvula se cierra. La valvula 4 permanece cerrada, ya
que solo se utiliza para purgar el sistema y no para el confinamiento de la muestra

de roca. Finalmente, la valvula 5 permanece abierta hasta finalizar el confinamiento.

Figura 20: Configuracion de valvulas para el confinamiento del tapén de roca.

7. Una vez confinado el tapdn de roca, se inyecta fluido de trabajo correspondiente
al experimento. El gasto de inyeccion debe ser constante y es programado con la

bomba de inyeccién tipo HPLC P40 Knauer.

8. Se adquieren los datos de presion por medio del mandémetro digital. Es muy
importante llevar el registro de los valores de las presiones, ya que dichos valores
dependen del fluido de trabajo que se esté utilizando. Para la medicion de la
porosidad efectiva, la prueba culmina hasta que la diferencia de presion mostrada

en el mandémetro digital varie entre 0.2 y 0.5 [psi] durante un lapso de 15 minutos.

9. Finalmente, se detiene la inyeccidn de agua destilada por medio de la bomba
HPLC P40, y se detiene desplazamiento de los fluidos. Una vez que se suspende
la inyeccidn, se debe esperar tres minutos para abrir la valvula de venteo (ver figura
19.1) para la despresurizacion de la celda de desplazamiento. Después de la
despresurizacion del sistema se abre la valvula 3 para liberar el confinamiento de la

muestra de roca, asi como la valvula 1 para que se drene todo el aceite hidraulico




(Figura 18). El portamuestras se abre y se retira el tapon de roca de la celda de
desplazamiento, se saca el tapon de roca de la manga de hule y se pesa en la

balanza micrométrica. En la tabla 10 se muestran datos fisicos de la muestra.

Tabla 10: Datos fisicos de la muestra de roca usada para la primera prueba de desplazamiento.

Muestra 1 Masa [g]
Masa de la muestra seca 22417
Masa de la muestra saturada de agua destilada al vacio 239.94
Masa de la muestra después de la prueba de desplazamiento 238.21
Diferencia de masas entre la masa en seco y la masa con la muestra saturada al vacio 15.77

Determinacién de la permeabilidad efectiva y absoluta

La medicion de la permeabilidad para el tapdn de roca se basa en seguir la misma
metodologia presentada para determinar la porosidad de la roca; la diferencia radica
en la captura de los valores de presion; deben registrarse cada 30 [s] hasta que
culmine la inyeccion del fluido de trabajo y la presion se mantenga estable. Mientras
que la cuantificacion del volumen del fluido de trabajo se realiza con probetas de 5

[mL] y/o 10 [mL] para tener mediciones lo mas exactas posibles del fluido de trabajo.

Con base en los valores registrados de presion, dichos valores se usan para
resolver las ecuaciones del método JBN y determinar las curvas de permeabilidad

relativa de los fluidos de trabajo que se utilicen en la prueba.

Inyeccidon de fluidos inmiscibles

En este apartado se retoman las dos pruebas de desplazamiento antes realizadas.
Es decir, a partir de la inyeccion de agua a condiciones de saturacion de aceite
residual, se inyectd agua destilada + tensoactivo en una prueba y en la segunda

prueba se inyectd agua destilada + tensoactivo + nanoparticulas.

La inyeccioén de fluidos inmiscibles para los dos tapones de roca se basa en seguir
la misma metodologia presentada para determinar la porosidad de la roca; la
diferencia radica en la captura de los valores de presion; deben registrarse cada 30
[s] hasta que culmine la inyeccion del fluido de trabajo y la presion se mantenga
estable. Para ambas inyecciones se utilizaron probetas de 10 [mL] y 25 [mL] para la

recoleccion de fluidos.




Capitulo 3

Resultados y discusién

En este capitulo se presentan los resultados de los experimentos en el siguiente
orden: pruebas de suspension, tensidn superficial, capilaridad, mojabilidad vy
desplazamiento. El orden es importante debido a que las pruebas estan
relacionadas entre si. Las pruebas de suspension son importantes para determinar
la capacidad de las nanoparticulas para estar suspendidas en mezclas de fluidos.
Este paso es importante, ya que dicta si se continua con la metodologia

experimental de este trabajo.

Pruebas de suspension

Primera prueba

En la figura 21 A corresponde a las mezclas de fluidos al tiempo 0 minutos y se
observa que las nanoparticulas se encuentran en suspension en todos los frascos
al inicio de la prueba. Mientras que 21 B, muestra el paso del tiempo (116 minutos),
el frasco 11 es el unico sistema donde se mantienen suspendidas las nanoparticulas,
este contiene DW+ Al203, en los frascos restantes las nanoparticulas no se

mantuvieron en suspension después del minuto 116.

Figura 21: Mezcla de fluidos a diferente salinidad (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) + Al20s3, en el

tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 116 minutos.




Segunda prueba

En la figura 22 A corresponde a las mezclas de fluidos al tiempo 0 minutos y se
observa que las nanoparticulas se encuentran en suspension en todos los frascos
al inicio de la prueba. Mientras que 22 B, muestra el paso del tiempo (130 minutos),
el frasco J1 es el unico sistema donde se mantienen suspendidas las
nanoparticulas, este contiene DW+ Al203 + Hercoten, en los frascos restantes las

nanoparticulas no se mantuvieron en suspension después del minuto 130.

Figura 22: Mezcla de fluidos todas con diferentes salinidades (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) + Al203

+ Hercoten, en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 130 minutos.

Tercera prueba

En la figura 23 A corresponde las mezclas de fluidos al tiempo 0 minutos, y se
observa que las nanoparticulas se encuentran en suspensioén al inicio de la prueba.
Para 23 B, muestra el paso del tiempo (100 minutos), el frasco K1 es el unico
sistema donde se mantienen suspendidas las nanoparticulas, el frasco contiene DW

+ Al203 + NFE, el resto de las nanoparticulas no se mantuvieron en suspension.

Figura 23: Mezclas de fluidos, todas con diferentes salinidades (0, 1100, 22500 y 44000 ppm) +

Al203 + NFE, en el tiempo 0 minutos (A), (B) corresponde al tiempo de 100 minutos.




Pruebas de tensién superficial

Las pruebas fueron realizadas por Barroso Laiza durante su servicio social

utilizando un tensidometro digital. A continuacion, se muestran los resultados:

Tabla 11: Descripcion de los materiales usados para la medicion de la tension superficial.

o . Cantidad o . Cantidad . Cantidad L.
o Tensoactivo . YoNanoparticulas . Tipo P Tension
Tensoactivo nanoparticulas P liquido
(NFE) mL (Al203) g/mL liquido mL mN/m
0.5 0.25 Agua 36.35
1 0.5 01 0.31 destilada | 499 34.85

Pruebas de capilaridad

En este trabajo se realizaron tres experimentos para determinar el factor de

recuperacion de aceite. Utilizando los siguientes sistemas de fluidos:

Tabla 12: Sistemas de fluidos utilizados para las pruebas de capilaridad.

Sistema %Agua destilada %Aceite %Tensoactivo %Nanoparticulas
(DW) sintético NFE Al203
M1 80 20 | e e
M2 90 10 1 0.1
M3 90 10 1 -

Como previamente se realizaron pruebas de suspension, los resultados muestran
que las nanoparticulas se mantienen suspendidas a baja salinidad, por eso se utilizd

agua destilada, DW por sus siglas en inglés.

Para el experimento con agua destilada, se midié el desplazamiento de aceite
sintético con respecto a el tiempo y se determind la recuperacion mediante la
ecuacion 23. La altura de la base del tubo capilar fue de 2 [cm] y la altura de la
interfaz agua-aceite fue de 6.5 [cm]. El diametro del tubo capilar es de 0.1 [cm] y su
longitud es de 7 [cm], el volumen de aceite a desplazar era de 0.0550 [cm?3]. Los

resultados del desplazamiento se presentan en la tabla 12.

Los tubos capilares utilizados en el presente trabajo son de politetrafluoroetileno (o
teflén), tienen un diametro interno de 0.1 [cm] y un didmetro externo de 0.16 [cm].

La longitud del tubo capilar fue adaptada en funcion del tamario del frasco utilizado.




Todos los tubos capilares se saturaron con aceite sintético, el método consistio en
la siguiente manera: en un frasco con aceite sintético se introdujeron los tubos

capilares (el nivel de aceite cubria a los capilares).

En la Tabla 13 se presenta los resultados para este experimento considerando
aceite crudo (18°API; 195 cP@ 22 °C) y agua destilada. Cabe recordar que el capilar
se encuentra completamente saturado de aceite al inicio del experimento. Durante
el experimento se observé que el agua destilada posee poca efectividad para
desplazar el aceite, pues a los 5,760 minutos del experimento se alcanzo6 el
desplazamiento maximo (24 %) y no hubo cambios posteriormente. La prueba tuvo
una duracién de 8,640 minutos. La Figura 24 muestra la recuperacion de aceite por

desplazamiento a través del tubo capilar inmerso en agua destilada.

Tabla 13: Desplazamiento de aceite sintético por agua destilada.

Tiempo Altura Fr Tiempo Altura Fr
min cm % min cm %
1 21 14 15 23 18
2 21 14 30 2.3 18
3 2.2 16 60 25 22
4 2.2 16 1440 25 22
5 2.2 16 2880 25 22
6 2.2 16 4320 25 22
7 2.2 16 5760 2.6 24
8 2.2 16 7200 2.6 24
9 2.2 16 8640 2.6 24
10 2.2 16

La figura 24 muestra el comportamiento del efecto del agua destilada para
desplazar a la fase oleosa. Se puede observar que el factor de recuperacion es
bajo en comparacion con los demas sistemas de fluidos. Al inicio del experimento,
el aceite se desplazaba rapidamente. Al minuto, se contaba con un factor de
recuperacion del 14%. Conforme avanzo el tiempo, el desplazamiento del aceite
fue cada vez mas lento. EI maximo factor de recuperacion fue de 24% al cabo de

8,640 [min] o seis dias.
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Figura 24: Factor de recuperacion calculado mediante el desplazamiento de aceite a través de un
tubo capilar de teflon inmerso en agua destilada (M1).

El segundo experimento realizado con capilares que se llevo a cabo fue el de
desplazamiento de aceite utilizando DW + NFE + Al203 (M2), ver tabla 14 muestra

los resultados obtenidos con respecto al tiempo para esta prueba:

Tabla 14: Resultados del desplazamiento de aceite sintético por agua destilada + NFE + Al2Os

Tiempo Altura Fr Tiempo Altura Fr
min cm % min cm %
1 2.2 16 15 25 22
2 2.3 18 30 27 26
3 2.3 18 60 29 30
4 2.3 18 1440 3.3 38
5 2.4 20 2880 3.5 42
6 2.4 20 4320 3.6 44
7 2.4 20 5760 3.8 48
8 2.4 20 7200 4 52
9 2.5 22 8640 4 52
10 25 22

El sistema M2 tiene una importante efectividad en el desplazamiento de aceite pues
se alcanzé un factor de recuperacion de 52 [%] al cabo de seis dias. Para el caso
del sistema M2, la altura de la base del capilar (Av) fue de 1.4 [cm], y de la interfaz
(Ai) 6.4 [cm]. EI diametro del tubo capilar es de 0.1 [cm] y su longitud es de 7 [cm],
el volumen de aceite a desplazar era de 0.0550 [cm3]. Los resultados del
desplazamiento se presentan en la tabla 14.




En la figura 25, se muestra que el fluido M2 desplaza a mayor velocidad y en mayor
cantidad al aceite del tubo capilar. Las nanoparticulas de 6xido de aluminio reducen
la tension interfacial de dos fluidos inmiscibles, en este trabajo se usé agua y aceite.
Ademas de que las nanoparticulas no se precipitan, debido a que se utiliza agua
destilada.
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Figura 25: Factor de recuperacién calculado mediante el desplazamiento de aceite a través de un

tubo capilar de teflén inmerso en agua destilada + NFE + nanoparticulas de Al203 (M2).

Para el caso del sistema M3 (ver tabla 12), tenemos que la base de la altura del
capilar era de 6.4 [cm] y la altura de la interfaz era de 1.4 [cm]. El diametro del tubo
capilar es de 0.1 [cm] y su longitud es de 7 [cm], el volumen de aceite a desplazar

era de 0.0550 [cm?3]. Los resultados del desplazamiento se presentan en la tabla 15.

Tabla 15: Resultados de desplazamiento de aceite por DW + NFE.

Tiempo Altura Fr Tiempo Altura Fr
min cm % min cm %
1 24 20 15 2.8 28
2 24 20 30 3 32
3 24 20 60 3.1 34
4 24 20 1440 3.3 38
5 25 22 2880 3.3 38
6 25 22 4320 3.5 42
7 25 22 5760 3.5 42
8 25 22 7200 3.5 42
9 2.6 24 8640 35 42
10 26 24
[ 55 )



En latabla 15, se observan los resultados de desplazamiento de aceite con respecto
al tiempo.

Al minuto 1 se observa que el factor de recuperacion fue del 20%. Es decir, la
capacidad del fluido M2 desplazaba rapidamente el aceite. Es hasta los 5 minutos
en donde se presenta un cambio en el factor de recuperacién de 22%. A los 4,320
minutos (3 dias) cambia drasticamente el volumen de aceite desplazado,
alcanzando un factor de recuperacion del 42%, asi se mantuvo constante durante
4,320 minutos. En la figura 26, se presentan los resultados para el experimento de
desplazamiento capilar de aceite con M3; este fluido desplaza aceite con mucha
facilidad dentro de los primeros 10 minutos y se alcanza un factor de recuperaciéon
del 24%. Es hasta el tiempo 4,320 [min] del desplazamiento que el factor se
mantiene constante en 42%.

45
40
35
30
25
20
15
10

Factor de recuperacion [%]

1 10 100 1000 10000
Tiempo [minutos]

Figura 26: Factor de recuperacién calculado mediante el desplazamiento de aceite a través de un

tubo capilar de teflén inmerso en agua destilada + NFE (M3).

En la figura 27, el frasco A contiene 80% de agua destilada y 20% de aceite.
Mientras que B contiene 90% de agua destilada con 1 [mL] de nonilfenoletoxilado y

10% de aceite. Por ultimo, C, este frasco contiene 90% de agua destilada con 1[mL]




de nonilfenoletoxilado, 0.5 [mL] de nanoparticulas de éxido de aluminio y 10% de

aceite.

Figura 27: Frascos utilizados en las pruebas con capilares.

Pruebas de mojabilidad

Como primer paso, se realizdé un experimento de control con la finalidad de analizar
el estado inicial de las muestras de roca, asi como tener datos de referencia al

cambio de agentes quimicos.

Peralta, A. (2023) presenta una clasificacion de la mojabilidad: “las muestras se
clasificaron de acuerdo con el angulo de contacto medido; valores para angulos
cercanos a 0° se consideran un sistema mojable por agua, valores cercanos a 90°
se consideran una mojabilidad intermedia y para angulos cercanos a 180° se

considera un sistema mojado por aceite” (p.45).

Tabla 16: Mezclas de fluidos utilizadas para las pruebas de mojabilidad y desplazamiento.

M1 Agua destilada (DW)

M2 Agua destilada + Al2O3

M3 Agua destilada + NFE

M4 | Agua destilada + NFE + Al203

M5 Salmuera 1,000 ppm
(57 )




Para las mediciones de angulo de contacto con fluidos de la tabla 16 se obtuvieron

los siguientes resultados:

En la figura 28 se observa una tendencia descendente a partir de la comparacion
de los angulos de contacto obtenidos en la recuperacion primaria y en la
recuperacion secundaria. El unico valor por destacar es el efecto de DW + NFE
+AI203 que modifico la mojabilidad del sistema roca — fluido (aumenté el angulo de
contacto). Los valores de: 73.2°, 65.2°, 49.3°, 41.5° y 32.6° corresponden a los
angulos de recuperacion primaria, y los valores de: 45.62°, 42.94°, 35.06°, 31.18° y
28.98° corresponden a los valores de recuperacion secundaria. Durante la
recuperacion primaria, las muestras de roca se saturaron de agua destilada (DW) y
después de aceite sintético (aceite crudo + aceite mineral), los angulos de contacto
obtenidos son mas grandes que los de la recuperacion secundaria a excepcion del
efecto de DW + NFE + Al20s. Durante la recuperacion primaria, los angulos
obtenidos mas altos fueron los de agua destilada (65.2°) y la salmuera de 1,000
ppm (73.2°), lo que indica que el sistema roca — fluido es menos afin al agua.
Mientras que el sistema DW + Al203 + NFE presenté el angulo mas bajo (32.6°) lo
que se traduce como un sistema roca — fluido preferentemente mojado por agua y
no por aceite. Las nanoparticulas y el tensoactivo disminuyeron la tensién interfacial

en la interfaz agua-aceite, favoreciendo a ser un sistema mojado por agua.

Para la recuperacion secundaria, las muestras de roca se volvieron a saturar de
agua destilada, aqui se muestra una importante disminucion del angulo de contacto
que van desde 28.98° hasta 45.62°, esto significa que el sistema roca — fluido es
inclinado a un sistema mojable al agua. Este cambio en los valores de los angulos
puede ser causa del desplazamiento de la fase oleosa durante la saturacion con
agua destilada al comienzo de la recuperacion secundaria. EI cambio mas
significativo es de DW + NFE + Al203 porque presentd un angulo bajo de 28.98°, lo

que resulta de una alteracién en la mojabilidad del sistema roca - fluido.
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Figura 28: Comparacion de los angulos de contacto obtenidos en la recuperacion primaria y la

secundaria. Elaboracién propia.

Para el caso de la recuperacion primaria, los angulos de contacto solo representan
valores de referencia, para el proceso de la recuperacion secundaria se buscaban
angulos de contacto menores a 90°, debido a que los fluidos fueron con base de
agua destilada y una salmuera. Y para el proceso de recuperacion mejorada, figura
29, los angulos esperados son mayores o iguales a 90°, lo cual indica que la roca
es preferentemente mojable al agua; sin embargo, en los resultados mostrados en
la figura 29, ninguno de ellos es mayor que 90°; el angulo mas cercano a 90° es
54.8°, correspondiente a la mezcla M4. En esta parte de recuperacion mejorada,
interesd obtener valores de angulos cercanos a 90°, debido a que las muestras de
roca se saturaron con las diferentes 5 mezclas de fluidos y ahora se midio el angulo
de la gota de aceite, es decir, las muestras de roca estaban saturadas por los
diferentes 5 fluidos, su medio continuo eran dichas mezclas, con la gota de aceite
se buscé que se mantuviera lo mas esférica posible y no que se adhiera a la roca

por completo.

El angulo de contacto de 46.8° corresponde a M5. Es decir, la mojabilidad del
sistema roca-fluido no se altera por la presencia de la salmuera. Se presenta una

preferencia por el aceite y no por el agua. Un angulo de contacto menor a 90° indica




que existe una afinidad al aceite y no al agua, lo que desfavorece la recuperacion

de aceite con el uso de M5.

Para el caso de M2, el angulo de contacto es muy bajo, por lo que las nanoparticulas
de 6xido de aluminio no son capaces de alterar la mojabilidad. Con el angulo de
44 .4° indica que el sistema es mojable al aceite, porque la gota de aceite se adhirid

a la muestra de roca saturada de agua destilada con nanoparticulas.

La mezcla M3, también muestra un angulo de contacto mayor con respecto a los
demas, 48.5°, es un angulo que nos indica que el surfactante altera ligeramente la

mojabilidad de la roca y el fluido.

Las mezclas de fluidos mas prometedoras corresponden a M3 y M4, debido a los
resultados que mostraron. Para el caso de M4, las nanoparticulas no presentaron
una precipitacion. Lo que significa que las nanoparticulas, surfactante y agua
destilada son un nanofluido con buenos resultados para la mojabilidad.
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Figura 29: Resultados del angulo de contacto para la Recuperacién Mejorada. Elaboracion propia.

En la tabla 17, se muestran los resultados de la recuperacion primaria, secundaria
y mejorada. En el caso de la Recuperacién Mejorada, los angulos de contacto no
alcanzaron a superar los 90°, pero los fluidos M3 y M4 se encuentran en el rango

de una mojabilidad intermedia.




Tabla 17: Resultados del angulo de contacto de la recuperacion primaria, secundaria y mejorada.

Tiempo

Paso RocaA | RocaB | RocaC | RocaD Roca E
(horas)

Saturacion Agua destilada 1,000 ppm 800

Saturacion con aceite
Saturacion: recuperacion primaria

Medicion Gota Gota Gota | Gota M4 Gota M5
3 de angulo M1 M3 M2
de contacto 65.2° 41.5° 49.3° 32.6° 73.2°
4 Saturacion: recuperacion secundaria 300
Medicion Gota Gota
5 de angulo Gota M1 M2 M3 Gota M4 Gota M5
de contacto 45° 28° 32° 35.9° 42.2°
6 Saturacion: recuperacion mejorada 150
Medicion Gotas de aceite sintético
7 de angulo o ° o o °
de contacto 51.8 48.5 444 54.8 46.8

Pruebas de desplazamiento

A continuacion, se presentan los resultados obtenidos con las pruebas realizadas
de la celda de desplazamiento. Cabe destacar que de los experimentos anteriores
se seleccionaron dos sistemas de fluidos M3 y M4 (ver tabla 16) como los mejores
candidatos para realizar estas pruebas. Para contar con un punto de comparacién
se llevaron a cabo dos pruebas. La primera prueba se realiz6 con M3 y la segunda

prueba con M4 (ver tabla 16).

Prueba de desplazamiento con agua destilada y tensoactivo (NFE)

1. Inyeccidén de agua destilada. En la tabla 18 se muestran las variables con

las cuales se realiz6 el experimento.

Tabla 18: Variables de trabajo para la primera inyeccion de fluidos inmiscibles.

Variables de trabajo
Presion de confinamiento [psi] 2,000

Caudal de trabajo para Kabs, primera inyeccion de DW, [% 1.00

Caudal de trabajo para Koefe, inyeccion de aceite sintético, [%]

1.00
Caudal de trabajo para Kwefe, Segunda inyeccion de DW, [%] 1.00
Caudal de trabajo para Knreefe, segunda inyeccion DW con NFE, [% 1.00




La inyeccion de agua destilada tuvo como objetivo saturar la muestra de roca para
determinar su porosidad y permeabilidad absoluta. La figura (A.1.1) del anexo 1
muestra el comportamiento de la presion al momento de la primera inyeccion de
agua destilada; los valores obtenidos se utilizaron para el calculo de la
permeabilidad absoluta al agua. Se registraron los valores de presion cada minuto

hasta observar que la presion se mantuviera constante.

Tabla 19: Resultados de la primera inyeccion con agua destilada para determinar la porosidad

efectiva y la permeabilidad absoluta.

Resultados primera inyeccidon

Variable Datos medidos Datos de proveedor
Porosidad absoluta [%] 19.2 16-17
Permeabilidad absoluta [mD] 389.9 35-100

Se aprecia que la porosidad medida concuerda con el dato reportado por el
proveedor, sin embargo, la permeabilidad absoluta resulté mucho mayor (389.9
[mD]) que el dato reportado por el proveedor, que es de 35-100 [mD]. A lo largo de
la inyeccion de agua destilada, la presion en el portamuestras de la celda de
desplazamiento era muy baja; el valor promedio fue de 0.471 [psi]. Lo que sucedid
es que el agua fluia con bastante facilidad a través del tapén de roca. Esta
discordancia en los valores de permeabilidad se debe a que el equipo utilizado

presentaba una fuga en alguna de sus conexiones.
2. Inyeccion de aceite

La segunda inyeccion tuvo como finalidad desplazar agua destilada para obtener la
permeabilidad efectiva al aceite, previa a la saturacion de agua destilada. Esta
inyeccion finalizé cuando se mantuvo constante la presién, al mismo tiempo que
dejo de salir agua destilada del tapdén de roca por el colector de la celda de

desplazamiento.

La figura (A.1.2) del anexo 1 muestra el comportamiento de la presién al momento
de la inyeccion de aceite; los valores obtenidos se utilizaron para el calculo de la
permeabilidad efectiva al aceite que resultd ser de 3.9 [mD]. La presencia de agua

destilada en la roca y durante la inyeccion de aceite provoca que la permeabilidad




efectiva disminuya. Es decir, cuanta mas agua queda en el medio poroso, menos

espacio disponible tiene el aceite para fluir en dicho medio poroso.

3. Inyeccion con agua destilada. Determinacion de la permeabilidad

efectiva al agua.

La figura (A.1.3) del anexo 1 muestra los valores de presion registrados en intervalos
de 30 [s], usados para obtener la permeabilidad efectiva correspondiente al agua
destilada a condiciones de saturacion de aceite residual. Para la recoleccion de los
fluidos de trabajo en la linea de salida, se utilizaron 6 probetas de 5 [mL] y una
probeta de 25 [mL], ya que se requiere precision en la cuantificacion del volumen
de los fluidos de trabajo. En esta parte se busco la ruptura de los fluidos, es decir,
al momento de inyectar agua destilada se desplazd aceite, obteniéndose en la
primera probeta 3.9 [mL] de aceite y 0.01 [mL] de agua destilada. Una vez que se

identifico la salida de agua destilada, se cambié la probeta por una seca y limpia.

Una vez que dej6 de salir aceite, se cuantifico el volumen colectado en 3 probetas
de 25 [mL] para dejar fluir por lo menos 3 volumenes porosos del tapon de roca. En
la tabla 20 se muestran los resultados de los volumenes de los fluidos de trabajo en

las 6 probetas de 5 [mL], ver tabla 20.

Tabla 20: Datos durante la segunda inyeccion con agua destilada.

Probeta
\ 1 2 3 4 5 6 7
Volumen
Presion
promedio 282.6 260.9 217.9 238.6 215.9 236.1 238
[psi]
Volumen DW 0.01 1 2 3 4 4.8 20
[mL]
Volumende | 5 0.5 0.5 0.5 0.5 0.2 0.2
aceite [mL]
Volumen total 3 15 2.5 35 4.5 5 20.2
[mL]

En la tabla 21 se presentan los resultados obtenidos de la segunda inyeccion con
agua destilada; estos son utilizados para construir las curvas de permeabilidad

relativa.




Tabla 21: Resultados obtenidos para las curvas de permeabilidad relativa.

Resultados base para la generacién de las curvas de permeabilidad relativa
Volumen total de agua destilada inyectada [mL] 34.81
Volumen total de aceite sintético desplazado por agua destilada [mL] 54
Saturacion de agua destilada residual [%] 30
Saturacion de aceite sintético residual [%] 50

En la tabla 22 se muestran los datos para dar solucion a las ecuaciones del método

de JBN.

Tabla 22: Datos medidos para resolver las ecuaciones del método de JBN.

Probeta | Vwacum | Voacum | Viacum | Quwi | fww Sw Swe foL Krwi
[(mL] | [mL] | [mb] | [-] | [-] | [] [-] [-] Lo
1 0.01 3 3.01 0.2 | 0.01 0.5 0.3 1 1.7[E!05
2 1.01 3.5 4.51 0.3 0.7 0.5 0.4 0.3 0.01
3 3.01 4 7.01 04 0.8 0.6 0.5 0.2 0.02
4 6.01 4.5 10.51 0.7 0.9 0.6 0.5 0.1 0.03
5 10.01 5 15.01 0.9 0.9 0.6 0.5 0.1 0.04
6 14.81 5.2 20.01 1.2 0.9 0.6 0.6 0.04 0.1
7 34.81 54 40.21 25 1 0.6 0.6 0.01 0.5

En la tabla 23 se muestran datos para generar curvas de permeabilidad relativa

(agua — aceite).




Tabla 23: Datos usados en la obtencion de curvas K:correspondientes a la segunda inyeccién de

agua destilada.

Ajuste lineal Ajuste
polinédmico
Probeta | I 1 1 | Derivada | Derivada K Kror K Kror
1,Q,: | Qu: lineal polinémica
1 06| 78 |52 | - ----
2 07| 48 | 35| 0.6562 0.9 5.2E-06 0.3 | 2.3E-06 0.1
3 09| 26 |22 | 0.6562 0.5 1.4E-03 0.1 1E-03 0.2
4 08| 19 | 15| 0.6562 0.6 1.9E-03 | 9E-02 | 3E-03 0.1
5 09| 1.2 1 0.6562 0.7 2.1E-03 | 7E-02 | 4E-03 0.1
6 0.8 1 0.8 | 0.6562 0.8 2.3E-03 | 5E-02 | 4E-03 | 9.1E-02
7 08| 05 | 04| 0.6562 0.8 2.8E-03 | 2E-02 | 4E-03 | 3.6E-02

Ahora bien, para generar la curva de permeabilidad relativa al aceite a la salida del

sistema (KroL) se obtiene la primera derivada de una funcion que relacione las
1

y i Para obtener dicha funcion se presentan las figuras 30 y 31, las

IrQWi wi

variables
cuales muestran dicha relacion.

La figura 30 presenta el ajuste realizado mediante regresion lineal (linea punteada

. . .z . 1
color roja); la curva en color negro describe la relacion de las dos variables oY
wi

1

. Asimismo, se presenta la ecuacion de la linea de ajuste lineal y el valor del

IrQwi

coeficiente de determinacion R? de 0.991. La derivada de la ecuacién de ajuste es

y' = 0.6562 debido a que es una ecuacién de grado 1.
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y = 0.6562x + 0.2483
A R?=0.991
1 3
Qwi © !
, —@— Curva g(1/Ir Qwi)
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1 g(1/1r Qwi))
0
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Figura 30: Curva de la relacion de 1/Qwi y 1/Ir Qwi con un ajuste lineal correspondiente a la tercera
inyeccion.

La figura 31 muestra la linea de ajuste polindmico (linea roja punteada) y la ecuacion

correspondiente a un polinomio de grado 2: y = —0.0271x% + 0.8805x — 0.0089

con una R? de 0.9975. La derivada de la ecuacion polindmica es y’ = —0542x +

0.8805. Con dicha derivada se construyen las curvas de permeabilidad relativa al

agua (Kmt).
6
y =-0.0271x2 + 0.8805x - 0.0089

o R? = 0.9975
4

L 3 Q= Curva g(1/Ir Qwi)
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0
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Figura 31: Curva de la relacion de 1/Qwi y 1/Ir Qwi con un ajuste polindmico correspondiente a la

tercera inyeccion.




Para las figuras 30 y 31, la diferencia es el tipo de ajuste: regresion lineal o
polindmica. Ambos tipos de ajuste se basan en generar una linea de tendencia para
describir el comportamiento de los datos medidos. El ajuste lineal consiste en
generar una ecuacion que representa una linea recta de la forma y = mx + b. Por
otro lado, esta el ajuste polinébmico, el cual se basa en formar una curva de grado 2
y se expresa como ax? + bx + c. El coeficiente R? se utiliza para determinar el ajuste
de la curva; los valores que toma van de 0 a 1. Un valor cercano a 0 significa que la
curva no es representativa de los datos, mientras que un valor cercano a 1 indica

que la curva es representativa de los datos graficados.

A continuacion, se presentan las curvas de permeabilidad relativa al agua y aceite

generadas a partir de la segunda inyeccién de agua:

En la figura 32 se observan 5 puntos de interés para la interpretacion de las curvas

de permeabilidad relativa y a continuacion se describen:

Se divide en 3 regiones, las cuales especifican el flujo de fluidos que se tiene en

dicha area, asimismo los puntos que abarca.
Region 1 (Flujo de aceite): puntos 1y 3;
Region 2 (Flujo de aceite y agua): punto 5;
Region 3 (Flujo de agua): puntos 2 y 4.

Punto 1: Corresponde a la saturacion irreductible de agua destilada (Swir) con valor
de 0.3. La permeabilidad relativa al agua destilada muestra que, a una saturacién
baja de aceite, la permeabilidad relativa al agua sera de cero. Esto se debe a que
el aceite esta ocupando los poros mas grandes de la muestra de roca, lo que genera

un flujo de aceite sin ninguna dificultad en el medio poroso (Ahmed, 2006).

Punto 2: Se aprecia un valor de saturacion residual de aceite (Sor) de 0.58. El flujo

de aceite comienza a fluir a partir de una baja saturacion de aceite.

Punto 3: Se muestra la permeabilidad relativa al aceite a condiciones de saturacion
de agua irreductible (Kro@Swir). A saturaciones bajas de agua, la permeabilidad

relativa al aceite no tiene ningun cambio, es decir, el agua tiende a ocupar los poros




mas pequefos del medio poroso y no contribuye a cambios en la permeabilidad
relativa del aceite (Ahmed, 2006). La permeabilidad relativa al aceite es de 1, por lo

que el aceite puede fluir libremente a través del medio poroso.

Punto 4: Corresponde a la permeabilidad relativa al agua a condiciones de la
saturacion residual del aceite (Kwasor). El flujo de agua a través del medio poroso a
condiciones de saturacion residual de aceite es Sor=0.58. Cabe mencionar que la
permeabilidad relativa al agua es de 1, lo que significa que el agua fluye libremente
por el medio poroso sin ser afectada por la presencia de aceite.

Punto 5: Punto de interseccion de las curvas de permeabilidad relativa, en dicho
punto los valores para las permeabilidades relativas para ambas fases son iguales

y hay flujo de agua y aceite.

1 3 4
Region 1 Region 2 Region 3
0.9 Flujo de aceite Flujo de aceite y Flujo de agua
agua
0.8
0.7
0.6 —— Krw
0.5 —— Kro
X< . = =@ =-Region 1
0.4
- =@ —-Regién 3
0.3
0.2
0.1
1
0 2
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7

S

w

Figura 32: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste lineal para el sistema agua -

aceite. Elaboracién propia.

Para la figura 33 se utilizé una curva de ajuste de tipo polindmico, pero la diferencia
entre el grafico 32 y el 33 es practicamente nula. La figura 33 se comporta de la

misma manera que la figura 32.




La figura 32 muestra un comportamiento no lineal de los fluidos dentro de un medio
poroso. Se puede apreciar que la Kro comienza a crecer lentamente (punto 2, figura
33), mientras que Krw crece rapidamente (punto 1, figura 33). El punto 3 representa
que el flujo de aceite se mantiene linealmente, mientras que en el punto 4 el flujo de
agua disminuye ligeramente. Cabe mencionar que los puntos establecidos en las
figuras 32 y 33 son los mismos, por tanto, la explicacién de la figura 32 aplica para
la figura 33; sin embargo, el ajuste polindmico realizado para la construccion de la
figura 33 conserva la esencia del comportamiento de los fluidos, las curvas se

apegan a la realidad, no es ideal como la figura 32.

Por tanto, las curvas representativas de permeabilidad relativa al agua y al aceite

son las que se generaron mediante un ajuste polinémico.

1 4
Region 1 Regién 2 Region 3
0.9 Flujo de aceite Flujo de aceite y Flujo de agua
agua
0.8
0.7
0.6
—— Krw
s 0.5
—@— Kro
0.4
--@--Region 1
0.3
—-®--Region 3
0.2
0.1
0 2
0 0.1 0.2 0.6 0.7

Figura 33: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste polindmico para el sistema agua

- aceite. Elaboracion propia.




4. Inyeccion de agua destilada mas tensoactivo no-iénico (NFE)

Esta inyeccion tiene como finalidad desplazar el aceite sintético residual contenido

en el tapon de roca.

La figura (A.1.4) del anexo 1 muestra los valores de presién registrados en intervalos
de 30 [s], para determinar el valor de la permeabilidad efectiva al fluido de EOR (M3)
a condiciones de saturacion de aceite residual, dicha permeabilidad fue de 6.51
[mD].

Para la recoleccion de los fluidos de trabajo en la linea de salida, se utilizaron 7
probetas de 10 [mL] debido a que se requiere precision en la cuantificaciéon del
volumen de los fluidos de trabajo. Nuevamente, se busco la ruptura de los fluidos,
esto es, al momento de inyectar M3, el fluido desplaza al agua destilada que se
encontraba saturando a la muestra de roca y una vez se desplaza el agua, se

desplaza el aceite residual contenido en la muestra de roca.

En la tabla 24 se muestran los volumenes obtenidos en las 7 probetas que se

utilizaron durante la cuarta inyeccion con agua destilada mas tensoactivo (NFE).

Tabla 24: Volimenes de los fluidos recuperados correspondientes a la cuarta inyeccion con agua

destilada mas tensoactivo (NFE).

Probeta 1 2 3 4 5 6 7
AP [psi] 38 36 35 34 33 32 32
Volumen de NFE 0 9 9.2 9.8 9.8 9.85 9.85
[mL]
Aceite 2 0.5 0.8 0.2 0.2 0.15 0.15
recuperado [mL]
Volumen de la
orobeta [mL] 2 9.5 10 10 10 10 10

Una vez que dejé de colectarse aceite sintético en las probetas, se cuantifico el
volumen colectado en las 3 probetas de 25 [mL], lo que equivale al flujo de por lo
menos 3 volumenes porosos. El volumen de aceite recuperado tras la inyeccion de
M3 fue de 4 [mL]. En la tabla 25 se describen los volumenes de los fluidos
recuperados y entrampados en la muestra de roca utilizada en este experimento.

En las cuatro inyecciones de todo el experimento.




Tabla 25: Datos obtenidos durante todo el experimento.

Datos iniciales
Masa de la roca en seco [g] 224 .17
Volumen poroso de la muestra de roca

ocupado por agua destilada [mL] 15.7
Inyeccién 1 de agua destilada
Porosidad absoluta de la roca [%] 16.7
Volumen entrampado de agua destilada en la
15.7
muestra [mL]
Inyeccidén 2 de aceite
Volumen total de agua desplazada por aceite 15
[mL] '
Volumen de agua remanente en la muestra 4.2
[mL] '
Volumen de aceite entrampado en la muestra 15
[mL] '
Inyeccién 3 de agua destilada para llegar a la saturacion residual de aceite
Volumen de aceite recuperado [mL] 54
Volumen de aceite er[wr’::ﬁrpado en la muestra 115-54=6.1
Volumen de agua entrampado en la muestra 157 —6.1= 9.6

de roca al término de la inyeccion [mL]

Inyeccién 4 de M3 a condiciones de saturacién residual de aceite

Volumen de aceite recuperado [mL] 4
Volumen total de agua desplazada por

agua+NFE [mL] 9.6
Volumen de aceite eFr'::ﬁ]rnpado en la muestra 6.1-4 =21
Volumen poroso de la muestra de roca 136

ocupado por agua + NFE [mL]
Datos obtenidos al final del experimento
Masa de la roca al final del experimento [g] 237.8
Volumen total de aceite recuperado al cabo de
) - 9.4
la inyeccién 3y 4 [mL]

Segunda prueba de desplazamiento con la inyeccion de agua destilada,

tensoactivo (NFE) y nanoparticulas de aluminio (M4).

Después de la reconstruccion del histérico de produccion usando M3, el uso de
tensoactivos no idnicos ha sido bastante estudiado en pruebas de EOR, resultando
que son bastante econdmicos y eficaces en la recuperacidon de aceite en
yacimientos convencionales y no convencionales. Los tensoactivos no iénicos
debido a que no poseen carga eléctrica son buenos reductores de la tensién
interfacial y alteran la mojabilidad del sistema roca — fluido. Ahora bien, el uso en
conjunto de tensoactivos con nanoparticulas ha presentado mejoras en la

recuperacion mejorada de hidrocarburos mediante la alteracién de la mojabilidad,




reduccion de la tension interfacial y mejorando la suspension coloidal de las

particulas (Rezvani et al. 2024).

Enseguida se presentan las variables de trabajo para la realizacion del experimento
con M4:

Tabla 26: Variables de trabajo para la realizacién de la segunda prueba de desplazamiento

Variables de trabajo

Presion de confinamiento [psi] 2,000

Caudal de trabajo para Kabs, primera inyeccién de agua destilada, [%] 1.00

Caudal de trabajo para Koete, inyeccién de aceite sintético, [%] 1.00

Caudal de trabajo para Kwefe, Segunda inyeccion de agua destilada, [%] 100
Caudal de trabajo para Knreefe, Segunda inyeccion de agua destilada con

surfactante (NFE) y nanoparticulas de aluminio, [%] 1.00

Ademas, se tienen las variables fisicas medidas del tapon de roca que se utilizd

para esta segunda prueba, ver tabla 27.

Tabla 27: Variables fisicas medidas para la segunda prueba de desplazamiento.

Variables medidas
Longitud [cm] 9
Diametro [cm] 3.8
Area [cm?] 11.3
Masa de la muestra seca [g] 242.7
Masa de la muestra saturada de agua [g] | 259.3

1. Inyeccién de agua destilada.

La figura (A.1.5) del anexo 1 muestra el historial de presion que se tuvo durante la
inyeccion de agua destilada. Se registraron los valores de presion cada minuto

durante 63 minutos. Los resultados de este paso se presentan en la tabla 28.




Tabla 28: Resultados petrofisicos de la muestra de roca utilizada para la segunda prueba de

desplazamiento.

Resultados obtenidos

Variable petrofisica Dato medido Dato de proveedor
Porosidad absoluta [%] 16.3 16-17
Permeabilidad absoluta [mD] 125.4 35-100

La porosidad absoluta medida fue de 16.3 [%], lo cual estd dentro del rango
presentado por el proveedor. Mientras que la permeabilidad absoluta medida fue de
125.4 [mD], lo cual sobrepasa el rango que el proveedor indica. La alteracién de la
permeabilidad se debe a que en la muestra de roca se encontraban microporos, los
cuales ayudan al paso del flujo de fluidos en el medio poroso. Ademas de que la
presion de inyeccion no logr6 mantenerse constante, los valores de presion
registrados fueron bajos durante el tiempo de la inyeccién de agua destilada. Estos
dos problemas antes mencionados afectan de manera significativa al incremento en

la permeabilidad de la roca.
2. Inyeccion de aceite

La figura (A.1.6) del anexo 1 muestra el historial de presion que se tuvo durante la
inyeccion de aceite sintético para desplazar el agua destilada y saturar la roca de
aceite. La inyeccion de aceite sintético duré 210 minutos, para lo cual en los
primeros 60 minutos se registraron los valores de presion cada minuto. Después de

los 60 minutos hasta los 210 minutos, se registraron los valores cada 5 minutos.

La presencia de agua destilada en la roca y después la inyeccidn de aceite sintético
hacen que la permeabilidad efectiva disminuya; se obtuvo un valor de 5 [mD]. Es
decir, cuanta mas agua queda en el medio poroso, menos espacio disponible tiene

el aceite para fluir en el medio poroso.
3. Determinaciéon de la permeabilidad efectiva al agua

En la figura del anexo 1 (A.1.7) se muestra un historial de presion generado durante
la inyeccion de agua destilada para alcanzar condiciones de saturacion residual de

aceite. Los valores de presion se registraron cada 30 segundos durante 145.5




minutos. A partir del minuto 146 hasta los 205 minutos se registraron los valores de

presion cada minuto.

La presencia de agua destilada en la roca y durante la inyeccidén de aceite sintético
hace que la permeabilidad efectiva disminuya; se obtuvo un valor de 2.4 [mD]. Es
decir, cuanta mas agua queda en el medio poroso, menos espacio poroso disponible

tiene el aceite para fluir.

Para la recoleccion de los fluidos de trabajo en la linea de salida, se utilizaron 3
probetas de 5 [mL] y 4 probetas de 10 [mL], debido a que en esta parte se requiere
una alta precision en la cuantificacion del volumen de los fluidos de trabajo. En esta
parte se busco la ruptura de los fluidos. Es decir, al momento de inyectar agua
destilada se desplazé aceite sintético, por lo que en la primera probeta se obtuvieron
32 [mL] de aceite y 0.01 [mL] de agua destilada. Una vez que se identifico la salida
de agua destilada después de un cierto volumen de aceite sintético, se cambio la

probeta por una secay limpia.

Después de que se dejo de observar la presencia de aceite sintético en las probetas
de agua destilada, se usaron 3 probetas de 25 [mL] para dejar fluir por lo menos 3
volumenes porosos del tapdn de roca. En la tabla 31 se muestran los resultados de
los volumenes de los fluidos de trabajo en las 3 probetas de 5 [mL] y las 4 probetas
de 10 [mL].

Tabla 29: Volumenes obtenidos en las 7 probetas utilizadas en la tercera inyecciéon de agua

destilada
Probeta 1 2 3 4 5 6 7
AP [psi] 166 121 88 % 04 84 101
Volumende | ., 3.9 4 8 8 8 8.3
agua [mL]
Volumen de 2 04 0.35 03 0.25 0.1 0.01
aceite [mL]
Volumenenla | 4.3 4.35 8.3 8.25 8.1 8.31
probeta [mL]

A continuacioén, se presenta la tabla 30 con los resultados obtenidos en esta tercera
inyeccion con agua destilada; dichos resultados son la base para la creacion de las

curvas de permeabilidad relativa.




Tabla 30: Volumenes y saturaciones de agua y aceite.

Resultados base para la generacion de las curvas de permeabilidad relativa
Volumen total de agua destilada inyectada [mL] 34.81
Volumen total de aceite sintético desplazado por agua destilada [mL] 54
Saturacion de agua destilada residual [%] 30
Saturacion de aceite sintético residual [%] 50

En la tabla 31 se muestran los datos para dar solucion a las ecuaciones del método
de JBN.

Tabla 31: Datos fisicos que se necesitan para generar las curvas K

Probeta | Vwacum | Voacum [ML] | Viacum | Qui fwe Sw Swi foL Kiwi
[mL] [mL] | [-] [-] -1 | [~] [-] KoL
1 0.01 2 201 | 012 | 49E-02 | 0.45 | 0.33 0.99 2.5[E?05
2 3.91 24 6.31 | 0.38 0.9 0.48 | 0.44 0.09 0.05
3 7.91 2.75 10.66 | 0.64 0.91 0.5 0.45 0.08 0.06
4 15.91 3.05 18.96 | 1.14 0.96 0.52 | 0.47 0.03 0.13
5 23.91 3.3 2721 | 1.63 0.96 0.53 | 0.48 0.03 0.16
6 31.91 3.31 35.22 | 2.12 0.99 0.53 | 0.53 | 1.2E-02 41
7 40.21 3.32 45.53 | 2.62 0.99 0.53 | 0.53 | 1.2E-02 4.2

Ademas de los datos presentados en las tablas 31 y 32 para la construccion de las

curvas de permeabilidad. A continuacidn, se presenta:




Tabla 32: Datos fisicos para generar las curvas K

Ajuste Ajuste
lineal polinémico
Probeta Ir 1 1 Derivada | Derivada Krwi Kot Krwi KoL
1,Q,,; Qui lineal polinédmica

1 0.55 | 14.94 | 8.25 0.5313 0.8076 - - -—--
2 0.75 3.46 2.63 0.5313 0.2787 8.6E-06 0.33 7.1E-06 0.27
3 1.04 1.49 1.55 0.5313 0.6850 2.0E-03 0.04 3.1E-03 0.06
4 0.95 0.91 0.87 0.5313 0.7547 2.1E-03 0.03 3.5E-03 0.06
5 0.97 0.62 0.61 0.5313 0.7750 2.3E-03 0.01 3.8E-03 0.03
6 1.09 0.43 0.47 0.5313 0.7855 2.4E-03 | 1.4E-02 | 3.9E-03 0.02
7 0.91 0.41 0.38 0.5313 0.7923 2-7E-03 | 6.6E-04 | 4.0E-03 | 9.8E-04

Ahora, para generar las curvas de permeabilidad relativa al aceite a la salida del

sistema (KroL) se obtiene la primera derivada de una funcion que relacione las
1

variables y L Para obtener dicha funcién se generaron las figuras 34 y 35, las

IrQWi wi

cuales muestran dicha relacion.

La figura 34 representa el ajuste realizado mediante regresion lineal (linea punteada

. . .y . 1
color roja); la curva en color negro describe la relacion de las dos variables oY
wi

1

. Asimismo, se presenta la ecuacion de la linea de ajuste lineal y el valor del

Qi
coeficiente de determinacion R? de 0.9919. La derivada de la ecuacion de ajuste es

y' = 0.5313 debido a que es una ecuacién de grado 1.




y = 0.5313x + 0.4208
R?=0.9919
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Figura 34: Ajuste lineal de la inyectividad relativa para generar las curvas Kr por el método de JBM.

La figura 35 muestra la linea de ajuste polindbmico (linea roja punteada) y la ecuacion
correspondiente a un polinomio de grado 2: y = —0.0177x2 + 0.8076x + 0.1465 con
una R? de 0.9975. La derivada de la ecuacién polinémica es y' = —0.0354x +

0.8076. Con dicha derivada se construyen las curvas de permeabilidad relativa al

agua (Kmt).
9
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Figura 35: Ajuste polindmico de la inyectividad relativa para generar las curvas Kr por el método de
JBM.

Para las figuras 34 y 35 la diferencia es el tipo de ajuste: regresion lineal o

polindbmica. Ambos tipos de ajuste se basan en generar una linea de tendencia para




describir el comportamiento de los datos medidos. El ajuste lineal consiste en
generar una ecuacion que representa una linea recta de la formay = mx + b. Por
otro lado, esta el ajuste polindmico, el cual se basa en formar una curva de grado 2
y se expresa como ax? + bx + c. El coeficiente R? se utiliza para determinar el ajuste
de la curva; los valores que toma van de 0 a 1. Un valor cercano a 0 significa que la
curva no es representativa de los datos, mientras que un valor cercano a 1 indica

que la curva es representativa de los datos graficados.

A continuacion, se presentan las curvas K (agua — aceite) a partir de la segunda

inyeccion de agua:

En la figura 36 se pueden observar 5 puntos de interés para la interpretacion de las

curvas de permeabilidad relativa.

Se divide en 3 regiones, las cuales especifican el flujo de fluidos que se tiene en

dicha area; asimismo, los puntos que abarca.
Region 1 (Flujo de aceite): puntos 1y 3;
Region 2 (Flujo de aceite y agua): punto 5;
Region 3 (Flujo de agua): puntos 2 y 4.

Punto 1: Corresponde a la saturacion irreductible de agua destilada (Swir) con valor
de 0.33. La permeabilidad relativa al agua destilada muestra que, a una saturacion
baja de aceite, la permeabilidad relativa al agua sera de cero. Esto se debe a que
el aceite esta ocupando los poros mas grandes de la muestra de roca, lo que genera

un flujo de aceite sin ninguna dificultad en el medio poroso (Ahmed, 2006).

Punto 2: Se aprecia un valor de saturacion residual de aceite (Sor) de 0.53. El flujo

de aceite comienza a fluir a partir de una baja saturacion de aceite.

Punto 3: Se muestra la permeabilidad relativa al aceite a condiciones de saturacion
de agua irreductible (Kro@swir). A saturaciones bajas de agua, la permeabilidad
relativa al aceite no tiene ningun cambio, es decir, el agua tiende a ocupar los poros

mas pequefos del medio poroso y no contribuye a cambios en la permeabilidad




relativa del aceite (Ahmed, 2006). La permeabilidad relativa al aceite de 1, por lo

que el aceite puede fluir libremente a través del medio poroso.

Punto 4: Corresponde a la permeabilidad relativa al agua a condiciones de la
saturacion residual del aceite (kw@sor). El flujo de agua a través del medio poroso a
condiciones de saturacion residual de aceite es Sor=0.53. Cabe mencionar que la
permeabilidad relativa al agua es de 1, lo que significa que el agua fluye libremente

por el medio poroso sin ser afectada por la presencia de aceite.

Punto 5: Punto de interseccion de las curvas de permeabilidad relativa, en dicho
punto los valores para los valores de permeabilidad relativa (agua — aceite) son

iguales y se tiene un flujo de fluidos de ambas fases.

Region 1 Region 2 ?I?egic')n
Flujo de Flujo de aceite y agua .
1 aceite 3 4. Flujo de

agua
0.9
0.8
0.7
0.6

!L 0.5 —— Krw
0.4 —@— Kro
= =@ == Region 3

0.3
0.2
0.1

= =@ == Region 1

0.3 0.35 0.4 0.45 0.5 0.55

Figura 36: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste lineal para el sistema agua —

aceite. Elaboracién propia.

La figura 37 muestra un comportamiento no lineal de los fluidos dentro de un medio
poroso. Se puede apreciar que la Kro comienza a crecer lentamente (punto 2, figura
39), mientras que Krw crece rapidamente (punto 1, figura 39). El punto 3 representa
que el flujo de aceite se mantiene linealmente, mientras que en el punto 4 el flujo de
agua disminuye ligeramente. Cabe mencionar que los puntos establecidos en las
figuras 38 y 39 son los mismos, por tanto, la explicacién de la figura 38 aplica para

la 39; sin embargo, el ajuste polinémico realizado para la construccion de la figura




39 conserva la esencia del comportamiento de los fluidos, las curvas se apegan a

la realidad, no es ideal.

Por tanto, las curvas representativas de permeabilidad relativa al agua y al aceite

son las que se generaron mediante un ajuste polinbmico.

Regioén Regién 2 Region 3
1 Flujo de aceite y agua Flujo de
1 FIujo.d 3 agua 4
0.9
0.8
0.7
0.6 —e— Krw
0.5 —e—Kro
0.4 ==@=-Region 3
0.3 ~=@—-Regién 1
0.2
0.1
0 2
0.3 0.35 04 0.45 0.5 0.55

Figura 37: Curvas de permeabilidad relativa basadas en un ajuste polindmico para el sistema agua

- aceite. Elaboracion propia.

4. Inyeccion de agua destilada + tensoactivo no - idnico NFE + Al203
(M4)

Esta inyeccion tiene como finalidad desplazar el aceite sintético residual contenido
en el tapén de roca. La figura del anexo 1 (A.1.8) muestra el historial de presién
generado durante la cuarta inyeccion (DW + NFE +Al203). Para determinar el valor
de la permeabilidad efectiva al fluido M4, el cual fue de 37.35 [mD].

La inyeccion de agua destilada + tensoactivo (NFE) + Al203 alter6 la mojabilidad del
sistema roca-fluido, debido a que el fluido inyectado es capaz de desplazar al aceite
impregnado en la roca permitiendo su flujo, mientras que el agua ocupa los poros

que estaban llenos de aceite.

Para la recoleccion de los fluidos de trabajo en la linea de salida, se utilizaron 7

probetas, 4 probetas de 5 [mL] y 3 probetas de 25 [mL] debido a que se requiere




precision en la cuantificacion del volumen de los fluidos de trabajo. Nuevamente, se
busco la ruptura de los fluidos, es decir, al momento de inyectar M4, el fluido
desplaza al agua destilada que se encontraba saturando a la muestra de roca, y
una vez desplazada el agua, se desplaza el aceite residual contenido en la muestra

de roca.

En la tabla 33 se muestran los volumenes obtenidos en las 7 probetas que se

utilizaron durante la cuarta inyeccidon con agua destilada + tensoactivo + Al20s.

Tabla 33: Volimenes de los fluidos recuperados correspondientes a la cuarta inyeccion con agua

destilada + surfactante + Al20s.

Probeta 1 2 3 4 5 o -
AP [psi] 60.7 99.3 88.7 75.4 63.8 57.5 55.9
Volumen de NFE +
Al,O;3 [mL] 3.1 4.5 4.8 4.85 10 16 16

Volumen de aceite
recuperado [mL]
Volumen de la
probeta [mL]

El volumen de aceite recuperado tras la inyeccion de M4 fue de 2.96 [mL]. En la

1.9 0.5 0.2 0.15 0.1 0.08 0.03

5 5 5 5 10.1 16.08 16.03

tabla 34 se describen los volumenes de los fluidos recuperados y entrampados en

la muestra de roca utilizada en este experimento.




Tabla 34: Datos obtenidos en cada una de las inyecciones de fluidos.

Datos iniciales
Masa de la roca en seco [g] 242.72
Volumen poroso de la muestra de roca

ocupado por agua destilada [mL] 16.6
Inyeccién 1 con agua destilada
Porosidad absoluta de la roca [%] 16.2
Volumen entrampado de agua destilada en la
16.6
muestra [mL]
Inyeccidén 2 con aceite sintético
Volumen total de agua desplazada por aceite 15
[mL] '
Volumen de agua remanente en la muestra 5.1
[mL] '
Volumen de aceite entrampado en la muestra 15
[mL] '
Inyeccién 3 con agua destilada para llegar a la saturacion residual de aceite
Volumen de aceite recuperado [mL] 3.41
Volumen de aceite er[wr’::ﬁrpado en la muestra 115 — 3.41 = 8.09

Volumen de agua .entrampaldo en'lla muestra 16.6 — 8.09= 8.51
de roca al término de la inyeccion [mL]
Inyeccién 4 con agua destilada + NFE + Al,O3 a condiciones de saturacién residual de

aceite
Volumen de aceite recuperado [mL] 2.96
Volumen total de agua desplazada por DW + 8
NFE+ Al203 [mL]
Volumen de aceite entrampado en la muestra

(mL] 8.09-2.96 =5.13

Volumen poroso de la muestra de roca
ocupado por agua + NFE + Al203 [mL]
Datos obtenidos al final del experimento

Masa de la roca al final del experimento [g] 259.32

Volumen total de aceite recuperado al cabo de
) . 6.37
la inyeccién 3y 4 [mL]
A continuacién, en la tabla 35, se muestran las semejanzas y diferencias de las

11.47

pruebas de desplazamiento realizadas.




Tabla 35: Comparativa de las 2 pruebas de desplazamiento.

Parametro Sistema M3 Sistema M4 Semejanzas Diferencias
. El volumen poroso
Ambos valores estan cambia dadas las
Porosidad [%] 19.2 16.3 dentro del rango del ) .
proveedor dimensiones de la
roca
En la primera
Ambas pruebas se prueba la presion
sometieron al mismo | promedio fue de
procedimiento para 0.5 psiy 1.6 psi
el montaje en la para la segunda
Permeabilidad [mD] 389.9 125.4 celdade prueba. En la
desplazamiento y se | primera prueba, la
utilizé el agua presencia de aire
destilada para medir | en la muestra de
K en ambas roca alteré el flujo
muestras. de aguay la
presion disminuyd
La primera
Swir [%] 0.33 0.3 Ambas sat'ur.aciones muestra de roca
son muy similares tiene una mayor
afinidad al agua
Después de la
segunda inyeccion El volumen de
con DW, ambas aceite entrampado
Sor [%] 0.58 0.53 muestras fue mayor con la
presentaron primera muestra
saturaciones (58%)
similares
. El fluido M3
Aceite recuperado Ambos sistemas recuperé mayor
9.4 6.37 buscan recuperar

[mL]

aceite

cantidad de aceite
que el fluido M4.




Conclusiones

La implementacion de nanoparticulas con tensoactivo como método de
recuperacion incremental de hidrocarburos en yacimientos carbonatados requiere
de un estudio exhaustivo de las propiedades petrofisicas, los fluidos y las
interacciones entre la roca y el fluido. Para ello se realizan, entre otras, pruebas
experimentales de: capilaridad, mojabilidad, desplazamiento e imbibicion
espontanea para explorar la viabilidad y escalar los experimentos. En este trabajo
se cumplio con el objetivo general de valorar la interaccion del sistema roca-fluido
por medio del uso de nanoparticulas de éxido de aluminio y un surfactante no iénico
(nonilfenoletoxilado), mediante la medicion del angulo de contacto se encontré que
la roca mantiene una mojabilidad intermedia cuando se emplean Al203 vy

tensoactivo.

Con la metodologia presentada en este trabajo para valorar la interaccién entre
fluidos y el medio poroso mediante las pruebas de desplazamiento realizadas, se
evaluo la recuperacion de hidrocarburos a condiciones de presion elevada y se
compararon dos métodos de recuperacion, primero uso de tensoactivo (M3) y en
como segundo meétodo se utilizé tensoactivo con nanoparticulas (M4). Al comparar
los resultados de estas dos pruebas se observé que la recuperacion total de aceite
fue de 59.87% y 38.87% para M3 y M4, respectivamente. Como conclusién
preliminar se puede sugerir que M3 funciona mejor como método para recuperar
hidrocarburos para medios porosos carbonatados (19.2 % y 389.9 [mD]); sin
embargo, es importante resaltar que estas pruebas no son del todo comparables, ni
concluyentes, pues la permeabilidad obtenida para las muestras fueron
diferentes:389.9 [mD] y 125.4 [mD] para las muestras 1 y 2 respectivamente , por lo
que seria necesario realizar mas pruebas a diferentes condiciones y utilizando
fluidos de naturaleza distinta. Las pruebas de suspensién permitieron seleccionar el
mejor sistema de fluidos, los cuales fueron: Al20s + NFE + DW y DW + NFE, dado
que las nanoparticulas se mantenian en suspension y el surfactante NFE mantuvo
una buena estabilidad durante las pruebas. La medicion de la tensién superficial

mostré un valor menor que la tension del agua, lo que permitid seguir con las




pruebas experimentales con las nanoparticulas y surfactante seleccionados. El uso
de nanofluidos (Al203 + NFE + DW) y NFE + DW en las pruebas con tubos capilares,
mostraron un buen desplazamiento de aceite, obteniendo un factor de recuperacién
de 52% y 42%, respectivamente. La medicion del angulo de contacto permitié
determinar la mojabilidad, del medio. Se observoé que las nanoparticulas por si solas
no tuvieron un cambio significativo en la mojabilidad del sistema roca-fluido; sin
embargo, el uso de Al203 + NFE + DW alter6 en mayor medida la mojabilidad, sin
embargo la mojabilidad se mantuvo como intermedia, lo mismo para el sistema DW
+ NFE, presenté una mojabilidad intermedia, dada la capacidad de adsorcion del
tensoactivo no idénico, dicho tensoactivo se ancla a la superficie sdlida, generando
que el angulo de contacto sea de 48.5° para la recuperacion mejorada, lo que

significa que el tensoactivo es afin a al sistema roca — fluido.

Durante las pruebas de desplazamiento, pudo haber ocurrido que, dado los largos
tiempos de saturacién de las muestras de roca, las nanoparticulas no presentaron
la suficiente capacidad de suspension, ademas de las distintas permeabilidades
entre las muestras resultando una baja recuperacion de hidrocarburos. Asimismo,
el contenido de agua en el aceite en todo el proceso fue de alrededor de 48%, y eso
generd a que el agua del crudo desplazara al tensoactivo e impregnandose en la

superficie junto con las nanoparticulas de aluminio.

La infraestructura disponible en LIRFFF permitié plantear los experimentos para el
entendimiento de la interaccion entre nanofluidos y medios porosos. Las pruebas
realizadas pueden ser utilizadas para la validacion de inyeccién de nanoparticulas
y surfactante como método de recuperacion mejorada en yacimientos
convencionales y no convencionales con fines académicos, debido a los equipos

utilizados para cada prueba.




Recomendaciones para trabajos futuros

El mayor reto para el desarrollo de este trabajo fue la manipulacion de las muestras
de aceite crudo, ya que éste tenia agua y una viscosidad elevada. La presencia de
agua puede alterar los resultados de las pruebas experimentales. Al momento de
calcular las saturaciones residuales de aceite y agua resulta dificil saber la certeza
de dichos valores. Por lo tanto, seria recomendable reproducir los experimentos,

con muestras de aceite crudo libre de agua.

Por otro lado, se recomienda hacer un analisis y valoracién de la capacidad de
suspension de las nanoparticulas de 6xido de aluminio con otros surfactantes y
verificar si son buenos candidatos para realizar pruebas experimentales y comparar
el efecto de las nanoparticulas con otros surfactantes en la alteracion de la

mojabilidad en rocas carbonatadas.
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Anexo 1

Propiedades del sistema roca-fluidos

Se entiende por yacimiento a una trampa geoldgica dentro de la cual estan
contenidos fluidos como aceite, agua y gas. Generalmente se suele llamar medio
poroso a un yacimiento; esto se debe a que el yacimiento esta constituido por una
parte solida (roca) y otra vacia: espacios vacios de la roca (Escobar, 2012). Existen
propiedades fisicas de los fluidos que se almacenan en un yacimiento y propiedades
petrofisicas de la roca que permiten analizar el comportamiento del sistema roca-
fluido (Ahmed, 2006).

Porosidad

La porosidad de una roca representa la capacidad de almacenamiento para
contener fluidos (volumen poroso). Asimismo, la porosidad es la relacién del

volumen poroso entre el volumen total de la roca. En la ecuaciéon 1 se aprecia dicha

relacion:
B volumen poroso (V)
~ volumen total de la roca (V;)
A1.1
Donde: ¢: porosidad, [%]

V,,: volumen poroso, [u®]

V;: volumen total de la roca, [u?]

Dadas las condiciones geoldgicas a las que fueron sometidas las rocas, la
interconexidon de los poros puede ser buena o no. Con base en lo anterior, existe

una subclasificacion de la porosidad: absoluta y efectiva.




Porosidad absoluta

Se define como la relacién entre el volumen libre (espacio poroso) y el volumen total

de la roca (Ahmed, 2006). La ecuacion 2 muestra la relacion de porosidad efectiva:

volumen poroso (V)

q)abs =

volumen total de la roca (V;)
A1.2
Donde: daps: porosidad absoluta, [%]
Vp: volumen poroso, [u®]
V;: volumen total de la roca, [u®]

Porosidad efectiva

Hace referencia a la relacion que existe entre los poros conectados y el volumen

total de la roca (Ahmed,2006), la ecuacion 3 representa a dicha relacion:

volumen poroso conectado (V)

efe —

volumen total de la roca (V;)
A1.3
Donde: bete: porosidad efectiva, [%]

Vp: volumen poroso conectado, [u3]

V;: volumen total de la roca, [u®]

Saturacion de fluidos

Es definida como una relacion entre el volumen de poro y el volumen del fluido
contenido en éste (Ahmed,2006). La ecuacidén 4 muestra la relacion para el calculo

de la saturacion de un fluido en particular:

Volumen del fluido en el medio poroso (V¢)
f =

Volumen poroso (V,)

A1.4




Donde: S¢: saturacion del fluido, [adim]
Vg: volumen del fluido en el medio poroso, [u®]
V,,: volumen poroso, [u®]

Para los fluidos contenidos en el medio poroso, se tienen las siguientes expresiones

matematicas:

Volumen del aceite
0=

Volumen poroso

A1.5
Volumen de agua
"~ Volumen poroso
A.1.6
Volumen de gas
&~ Volumen poroso
A1.7

Por definicion, la suma de los valores de saturacion para el aceite, el agua y el gas
debe ser de 100% (Ahmed, 2006).

Saturacion critica de aceite, Soc

Se define como la saturacién minima de aceite para que fluya a través del medio
poroso (Ahmed, 2006).

Saturacion residual de aceite, Sor

Se define como un volumen de aceite al que, por mas que se incremente el
gradiente de presion, no sera posible desplazarlo (Escobar, 2012). Asimismo, puede
ocurrir que el aceite residual no pueda desplazarse dada la presién capilar que lo

retiene.




Saturacion movible de aceite

Se define como la fraccion de volumen poroso que es ocupada por aceite movible.

La ecuacidn 8 representa lo mencionado:
Som =1 — Sye — Soc
A1.8
Donde: Som: saturacion de aceite movible, [adim]
Swen: Saturacion de agua connata, [adim]

Soc: saturacion critica de aceite, [adim]

Saturacion critica de agua, Swc

Se define como la saturacion minima de agua para que fluya a través del medio
poroso (Ahmed, 2006).

Saturacion de agua irreducible, Swir

Es un cierto volumen de agua que conforme al aumento de gradiente de presién ya
no es posible desplazar (Ahmed, 2006 & Escobar, 2012).

Saturacion de agua connata, Swen

Se refiere al volumen de agua que existe inicialmente en el yacimiento. Es decir,

antes de su explotacion (Abdallah et al. 2007).

Permeabilidad

Es una propiedad de la roca, la cual hace referencia a la facilidad al flujo de fluidos
a través de un medio poroso (Tiab & Donaldson, 2024). En 1856, el ingeniero
francés Henry Darcy desarrollé una ecuacion para determinar la permeabilidad de
una muestra de roca con dimensiones conocidas haciéndole fluir un fluido de
viscosidad conocida y con un gasto conocido. La ecuacion 9 hace referencia a la
ecuacion de Darcy (Ahmed, 2006):




kdp
= K (Dandekar, 2013)

VvV = —E?

4
A
A1.9

Donde:
v: velocidad del fluido, [%]

A: drea de la muestra de roca, [cm?]
L:longitud de la muestra de roca, [cm]
k: permeabilidad de la roca, [mD]

w: viscosidad del fluido, [cP]
dp . ., . ., . . psi
"k gradiente de presion en la direccion del flujo de fluidos, [E]

Para utilizar la ecuacion de flujo de Henry Darcy se deben tener presentes las

siguientes consideraciones:

e El medio poroso debe estar saturado de un fluido en un 100%;
e El flujo de fluidos debe ser laminar;
e El fluido debe ser incompresible;

e Flujo monofasico.

Dado que, el fluido no siempre suele adherirse a los poros del medio, existe una

subclasificacion de la permeabilidad (Tiab & Donaldson, 2024).

Permeabilidad absoluta, Kaps

Se refiere a la permeabilidad cuando el medio poroso esta saturado al 100% por
una sola fase de fluido (Ahmed, 2006). En las pruebas de desplazamiento realizadas
en este trabajo se calcula Kabs cuando la muestra cumple con la definicion antes

mencionada.




Permeabilidad efectiva, Kefe

Es el valor de la permeabilidad cuando en el medio poroso se encuentra mas de

una fase de fluidos saturandolo (Ahmed, 2006).

Permeabilidad relativa, K

Expresa la relacion entre permeabilidades (efectiva y absoluta). La Kr se encarga

de describir la capacidad que tiene una fase para fluir en un medio poroso con la

presencia de otros fluidos (Lopera, 1996). La permeabilidad relativa depende de las

saturaciones de los fluidos en el medio poroso, por lo que la sumatoria de las fases

de fluidos debe ser menor o igual a 1 (Ahmed, 2006).

Las expresiones que representan a la permeabilidad relativa son las siguientes:

Donde:

k
Kro :f

k
Kpg —f

k
Krw :TW

k.o: permeabilidad relativa al aceite, [adim ]
k,: permeabilidad efectiva al aceite, [mD]
k.¢: permeabilidad relativa al gas, [adim]
kg: permeabilidad efectiva al gas, [mD]
k,.w: permeabilidad relativa al agua, [adim]
k.y: permeabilidad efectiva al agua, [mD]

k: permeabilidad absoluta, [mD]

A1.10

A1 11

A1.12




Permeabilidad relativa de la fase de aceite en presencia de una

saturacion de agua irreducible, Kro@swir

Este concepto hace referencia a que el agua que se encuentra atrapada en los
pequefios poros de la roca no obstruye el flujo de aceite en el medio poroso. Es

decir, es la zona en donde se tiene flujo de aceite (Ahmed, 2006).

Permeabilidad relativa de la fase de agua en presencia de una

saturacion de aceite residual, krw@sor

Expresa la relacion de la permeabilidad efectiva al agua a condiciones de aceite
residual. Es decir, en este punto el agua presenta una mayor Kr para poder fluir a
través del medio poroso a pesar de la cantidad presente de aceite en los poros de
la roca (Ahmed, 2006).

Relacion de movilidad, M

Se define como la movilidad del fluido desplazante entre la movilidad del fluido
desplazado. Conocer la relaciéon de movilidad para el desarrollo de pruebas de
desplazamiento es de gran ayuda para poder entender la facilidad con la que se
mueven los fluidos en el medio poroso (Ahmed, 2006). La ecuacién 10 muestra la

relacion de movilidad:

}\desplazante
M= ———
Adesplazado

A1.13

Donde: M: relacién de movilidad, [adim]

1
Adesplazante: movilidad del fluido desplazante, [5]

1
Adesplazado: Mmovilidad del fluido desplazado, [5]

Es importante mencionar que:




e M > 1, el fluido desplazante (en este caso es aceite) presenta una mayor
movilidad que el fluido que se desplaza (agua).
e M <1, el fluido desplazado (en este caso agua) tiene una mayor movilidad

con respecto al fluido desplazante (aceite).

La relacion de movilidad tiene una fuerte dependencia de la saturacion de los
fluidos, y esta tiene una influencia en los poros de la roca con el fin de analizar la
eficiencia de desplazamiento al momento de implementar un método de

recuperacion secundaria y/o mejorada (Thomas, 2008).

Movilidad, A

Se refiere a la facilidad con la que pueden desplazarse los fluidos a través de un

medio poroso y esta en funcion de la viscosidad del fluido.

La movilidad es una relacion entre el valor de permeabilidad relativa de un fluido y
la viscosidad del mismo fluido (Ahmed, 2006). A continuacion, se muestra dicha

relacion matematicamente:

krf
A= —2
f 283
A1.14
Donde: Ap: movilidad del fluido, [g]

k.¢: permeabilidad relativa del fluido, [adim]

U viscosidad del fluido, [cP]

Tension interfacial, o

Debido a los distintos tipos de fluidos presentes en el medio poroso, se presentan
fuerzas de atraccién entre los fluidos y el medio s6lido. La tension interfacial hace

referencia a un desbalance de fuerzas de las moléculas de los fluidos que se




encuentran en la interfase (fluidos inmiscibles). Las fuerzas resultantes reciben el

nombre de tension interfacial (Dandekar, 2013).

La tensién interfacial se puede calcular con la ecuacion siguiente (Andreas et
al.1938)

_rh(pw—ro)8
2 cosO

A.1.15
o . . N
Donde: o: tension interfacial del fluido, [;]
r: radio del tubo capilar, [m]

h: altura del ascenso del fluido en el tubo capilar, [m]

. kg

pw: densidad del agua, [_m3]
. . [ks

po: densidad del aceite, [F]

m
g: aceleracion de la gravedad, [S—Z]

0: dngulo de contacto entre el liquido y el tubo capilar, [°]

Tension superficial

En un medio poroso cuando se tiene la presencia de mas de un fluido, las fuerzas
de atraccidén son importantes para determinar la fuerza aplicada en un area para

crear una interfase entre los fluidos inmiscibles (Dandekar, 2013).

Cuando los fluidos son gas-liquido, la interfase se refiere a la de la superficie liquida

(tensién superficial).
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Mojabilidad

Se refiere a la adhesion de dos fluidos inmiscibles sobre una superficie sodlida.
Dentro de un medio poroso se tiene la presencia de fluidos inmiscibles (agua, aceite
0 gas), y la mojabilidad suele entenderse como la medida que tiene el fluido de

esparcirse sobre la superficie del medio poroso (Tiab & Donaldson, 2024).

La mojabilidad es un balance de fuerzas que existe entre los fluidos y una superficie
sélida; es el resultado de las fuerzas de cohesion (entre las moléculas del liquido) y

las fuerzas de adhesion (entre el liquido y el sélido).

Existen diferentes tipos de rocas sedimentarias que conforman los yacimientos
petroleros, las cuales contienen diferentes tipos de fluidos como lo son: gas, aceite
y agua. Para conocer la afinidad que existe entre los fluidos y la roca, se suele
determinar la mojabilidad mediante la medicion del angulo de contacto que forma

una gota del fluido con la superficie solida.

Es necesario tener la definicion de los siguientes conceptos para valorar la

interaccion del sistema roca-fluido:

e Fase mojante: es aquel fluido que se esparcira sobre toda la superficie solida.
e Fase no mojante: es el fluido que tendera a cubrir la menor area posible de

la superficie sélida.

El grado de mojabilidad presente en el sistema roca se mide con los angulos

obtenidos en pruebas experimentales, se expresa de la siguiente manera:

1. Sistema roca-fluido mojado por agua: presenta un angulo de contacto de 0°,
los poros de la roca tienen la preferencia de permitir el flujo de la fase no
mojante (aceite), dejando a la fase mojante (agua) en los poros pequefios de
la roca (Dandekar, 2013).

2. Sistema roca-fluido mojado por aceite: presenta un angulo de contacto de
180°. El aceite (fase no mojante) se quedara atrapado en los poros mas
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pequefios de la roca permitiendo el flujo de agua (fase mojante) (Dandekar,
2013).

3. Sistema roca-fluido con mojabilidad intermedia: los angulos de contacto
oscilan entre 75° y 105°. Ambas fases de fluidos tienen preferencia sobre la

superficie sélida (Dandekar, 2013).

Dada la complejidad mineralégica de la roca y la interaccion de los fluidos

presentes en ella, se consideran tres tipos de mojabilidad:

1. Mojabilidad intermedia: tanto el agua como el aceite tienen la preferencia
de esparcirse sobre la superficie sélida (Dandekar, 2013).

2. Mojabilidad fraccional: en el medio poroso existe una parte que es
fuertemente mojada por agua y otra en la que es fuertemente mojada por
aceite (Dandekar, 2013).

3. Mojabilidad mixta: la zona donde existe mojabilidad al aceite se conecta

a los poros mas grandes de la roca (Dandekar, 2013).

Ahora bien, la mojabilidad tiene impactos en toda la ingenieria de yacimientos, ya

que permite:

1. Conocer la distribucién inicial de los fluidos en el yacimiento;
2. Impacta en la producciéon de gas, aceite y agua;
3. Esencial para la implementacion de cualquier método de recuperacion

secundario y/o mejorada.

Presion capilar, Pc

Se entiende por fuerzas capilares a las fuerzas resultantes de los efectos de las
tensiones interfaciales y superficiales presentes en el medio poroso. La presencia
de las fuerzas capilares en el medio poroso genera que el hidrocarburo esté

entrampado en los poros de la roca (Dandekar, 2013).
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En un yacimiento, la diferencia de presion basada en la flotabilidad que existe entre
la fase mojante (agua) y la fase no mojante (aceite) se conoce como presion capilar
(Abdallah et al., 2007). Matematicamente la presion capilar se expresa de la

siguiente manera:
P. = Pyw — Pw
A.1.16
Donde: P.: presion capilar, [psi]
P,w: presion de la fase no mojante (aceite), [psi]
P,: presion de la fase mojante (agua), [psi]

La presion capilar es una propiedad importante del sistema roca-fluido, ya que
afecta de manera directa a las saturaciones residuales de los fluidos y a la

permeabilidad relativa de las fases (Tiab & Donaldson, 2024).

Proceso de Imbibicion

El proceso de imbibicion en la presencia de agua y aceite como fluidos inmiscibles
se refiere al incremento en la saturacion de la fase mojante (agua). A partir de la
definicion, existen dos tipos de imbibicidn: espontanea y forzada (Abdallah et al.,
2007).

Imbibicién espontanea: se refiere al proceso de absorcion sin la presencia de alguna

fuerza externa que ayude al fluido a penetrar al medio poroso (Abdallah et.al, 2007).

Imbibicién forzada: se requiere de la presencia de algun agente externo que ayude

a desplazar el agua en un medio poroso (Dandekar, 2013).

La imbibicion depende del tamafio de los poros, del tiempo que han estado los
fluidos contenidos en la roca, de la tension interfacial, de la porosidad, de la
permeabilidad, de la mojabilidad, de la viscosidad y del area de contacto de los

fluidos.
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Proceso de drene

El proceso de drene hace referencia al desplazamiento de la fase mojante (agua)
por medio de la fase no mojante (aceite). Es decir, existe un incremento en la

saturacién de aceite dada la disminucion del agua (Ahmed, 2006).

Métodos de recuperacién primaria y secundaria de

hidrocarburos

Recuperacidon primaria

Durante la etapa primaria de produccion de hidrocarburos ocurren fenémenos
naturales tales como: fuerzas viscosas, fuerzas capilares y gravitacionales. Es decir,
la produccién de hidrocarburos ocurre bajo la presencia de la energia natural del
yacimiento. Existen seis mecanismos de desplazamiento de fluidos en el
yacimiento; se denomina recuperacion primaria cuando en el yacimiento la

producciéon de hidrocarburos se da por cualquier mecanismo de desplazamiento.

Es importante mencionar que cada yacimiento es unico e irrepetible; sin embargo,

es posible clasificarlos con base en el tipo de mecanismo de empuje que presentan.

e Expansion roca-fluido;

e Expansion del gas disuelto;

e Capa de gas;

e Empuje por medio de un acuifero;
e Segregacioén gravitacional;

e Combinaciéon de los mecanismos antes mencionados.

Yacimientos que presentan un mecanismo de expansion roca-fluidos

El yacimiento se encuentra en la region bajo saturada (presiéon de yacimiento >
presién de burbuja). Es decir, solo existe aceite crudo y agua connata en el
yacimiento. El aumento en volumen de los fluidos (expansién) y una disminucién en
el volumen poroso se encargan de desplazar al aceite y al agua fuera del medio

poroso. Los fluidos y la roca se expanden debido a la disminucion en la presion del

( ]
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yacimiento; esto ocurre conforme se da la produccion de aceite (Lake & Holstein,
1952).

La expansion roca-fluidos es considerada como el mecanismo menos eficiente en
la produccion de aceite; se cuenta con una eficiencia del 10% en la produccién de
aceite. Ademas, presenta una rapida declinacion en la presion del yacimiento y una

baja relacion gas-aceite (Escobar, 2012).
Yacimientos con expansion del gas disuelto

Se da por medio de la liberacion del gas en el aceite, lo que genera el
desplazamiento de aceite hacia los pozos productores. La liberacion de gas ocurre
una vez que la presion del yacimiento sea menor que la presion de burbuja; los
yacimientos de aceite volatil y aceite negro pueden presentar este tipo de

mecanismo (Lake & Holstein, 1952).

Las caracteristicas principales de los yacimientos que presentan este tipo de

mecanismo son (Clark, 1969):

e Declinacién rapida de la presion de yacimiento;

¢ No existe produccion de agua;

e La relacion gas-aceite aumenta rapidamente;

e Su eficiencia en la recuperacion de hidrocarburos se encuentra entre el 5%
y el 10%.

Yacimientos con presencia de capa de gas

Al inicio de la exploracion de yacimientos, suele pasar el descubrimiento de
yacimientos de gas y condensado, gas humedo o bien gas seco. La capa de gas
que actua como mecanismo de empuje se forma a partir de una capa inicial de gas.
Es decir, primero ocurre la liberaciéon de gas cuando la presion del yacimiento es
menor que la presidn de burbuja, el gas liberado se acumula en la parte superior de
la zona productora generando una capa secundaria de gas la cual actua como

mecanismo de desplazamiento.




La eficiencia que tiene este mecanismo de desplazamiento depende del tamario de
la capa de gas, de la permeabilidad vertical y de la profundidad a la cual se

encuentre la formacion productora (Lake & Holstein, 1952).

Las caracteristicas principales de los yacimientos que presentan este tipo de

mecanismo son (Clark, 1969):

e La presion del yacimiento declina lentamente, debido a la expansion del gas;
¢ No existe la produccién de agua;
e Alta relacion gas-aceite;

e Su eficiencia de recuperacion de hidrocarburos es del 20% al 40%.

Yacimientos con la presencia de un acuifero

La entrada de agua al yacimiento es causada por la presencia de un acuifero
asociado; conforme avanza el agua, se da el desplazamiento del aceite hacia la
zona productora. La entrada de agua al medio poroso se debe a la disminucion de

la presion en la zona del aceite (Lake & Holstein, 1952).

El volumen de agua que entra al yacimiento por unidad de caida de presion es

proporcional al tamafo del acuifero (Lake & Holstein, 1952).

Las caracteristicas principales de los yacimientos que presentan este tipo de

mecanismo son (Escobar, 2012):

e Declinacion gradual de la presion de yacimiento;
e Alta relacion agua-aceite;
¢ Una constante relacion gas-aceite;

e Su eficiencia de recuperacion de hidrocarburos esta entre 35% y 70%.

Yacimientos con segregacion gravitacional

El mecanismo de produccion de este tipo de yacimientos se debe a la distribucion
de los fluidos mediante sus respectivas densidades (gas, aceite y agua). La fuerza
de aceleracion gravitacional se encarga de separar a los fluidos basados en sus

densidades.
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Este mecanismo es muy raro de encontrar en la gran mayoria de los yacimientos
en todo el mundo, pero no todos suelen aprovechar al 100% este mecanismo (Lake
& Holstein, 1952).

El desplazamiento de aceite hacia la zona productora ocurre por medio de la
formacion de una capa secundaria de gas en la parte superior de la formacién, la
cual se encarga de desplazar al aceite. Esto ocurre por diferencia de densidades
(Cole, 1961).

Las caracteristicas principales de los yacimientos que presentan este tipo de

mecanismo son (Cole, 2012):

e Yacimientos con espesores grandes y alta permeabilidad vertical de la
formacion favorece a la eficiencia de recuperaciéon de hidrocarburos;

e Baja relacion gas-aceite en pozos localizados en la parte mas baja del
yacimiento, y una alta relacién gas-aceite cuando los pozos se localizan en
la parte superior del yacimiento. La conservacién de la capa de gas es
importante para poder mantener el mecanismo, por lo que los pozos
productores ubicados en la parte baja del yacimiento tienen una mejor
eficiencia en la recuperacion de aceite;

e El fluido contenido en el yacimiento generalmente debe tener una viscosidad
intermedia a baja;

e Su eficiencia de recuperacion de hidrocarburos esta entre 40% y 80%.

Yacimientos de empuje combinado

Se le conoce a un yacimiento cuando presenta mas de dos diferentes tipos de
mecanismos de desplazamiento de fluidos. Algunas combinaciones de los
diferentes mecanismos pueden ser: 1) gas disuelto y empuje por medio de un
acuifero, 2) gas disuelto, capa de gas y empuje por medio de un acuifero, 3) empuje

por agua y gas disuelto, etcétera (Cole, 2012).

Las caracteristicas principales de los yacimientos que presentan este tipo de

mecanismo son (Cole, 2012):
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e Declinacion rapida de la presion de yacimiento;
e Entrada lenta de agua al yacimiento;
e Alta relacion gas-aceite solo cuando los pozos productores se encuentran en

la parte mas alta del yacimiento.

Recuperacion secundaria

La recuperacién secundaria de hidrocarburos hace referencia a una segunda etapa
de produccidn, la cual previamente ha tenido una recuperacion primaria. Es decir,
una vez que el yacimiento agote gran parte de su energia natural, se inyectan fluidos
inmiscibles para lograr que en el yacimiento se tenga un aporte externo de energia
con el fin de desplazar al aceite remanente que ha quedado en el medio poroso
(Paris, 2001).

La recuperacién secundaria busca incrementar la produccion de hidrocarburos

mediante la inyeccién de fluidos inmiscibles (agua o gas).

La inyeccion de agua se ha considerado como el método de recuperacion
secundaria mas usado en el mundo debido al aumento en el factor de recuperacion
de hidrocarburos. Para Paris (2001) sefiala que el factor de recuperacion después

de la inyeccion de agua ronda entre el 30% y el 50%.

La tabla A.1.1 muestra las principales caracteristicas de implementar una inyeccion

de agua en medios porosos.
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Tabla A.1. 1: Caracteristicas generales de la inyeccion de agua como método de recuperacion

secundaria.

Tipo de inyeccién

Caracteristicas

Ventajas

Desventajas

Inyeccidn periférica o

externa

La inyeccion se realiza

en el acuifero.

No se requiere de una
buena descripcién del

yacimiento.

Se requieren pocos
pozos, No es necesario

perforar mas pozos.

Se pueden usar pozos
productores invadidos
por agua como

inyectores.

Alta recuperacion de
crudo y minima

produccién de agua.

Un cierto volumen de agua
inyectada no se utiliza para
el desplazamiento de

aceite.

No se tiene un buen
seguimiento del frente de
invasion de agua en el

yacimiento.

La recuperacion de aceite

es a largo plazo.

Inyeccion en arreglos o

dispersa

Se emplea en
yacimientos con poco
buzamiento y con una

gran area.

Los pozos productores
se suelen usar como
inyectores a fin de tener
un desplazamiento
uniforme en el

yacimiento.

Se tiene un buen control
en el frente de invasién
de agua en el

yacimiento.

Alta eficiencia de

barrido.

La recuperacion de
aceite se da a un corto

plazo.

Requiere de una mayor
inversion, debido al nUmero

de pozos inyectores.

Requiere una amplia
descripcion del yacimiento
Requiere de un mayor

seguimiento y control.

La tabla A.1.2 muestra las principales caracteristicas de la inyeccion de gas como

meétodo de recuperacion secundaria.




Tabla A.1. 2: Caracteristicas generales de la inyeccion de gas natural como método de

recuperacion secundaria.

Tipo de inyeccién

Caracteristicas

Ventajas

Desventajas

Inyeccioén externa

El gas se inyecta en la
zona donde se
encuentra la capa de

gas.

Se aplican en
yacimientos con alto
relieve estructural (para
que el gas desplace al
aceite) y con
permeabilidades
verticales mayores a
200 [mD].

Se busca la manera
para que los pozos de
inyeccion logren obtener
beneficios del
desplazamiento de

fluidos por la gravedad.

Presentan una buena
eficiencia de barrido

areal.

Se obtienen beneficios
por acciones de la
gravedad (favorece a la

produccioén de aceite).

Requiere que el
yacimiento tenga una

alta permeabilidad.

Se debe controlar la
produccion de gas libre

en la zona de aceite.

Generalmente, las
barreras de lutitas son
un impedimento para la

inyeccion de gas.

Inyeccién interna o

dispersa

Aplica para yacimientos
homogéneos y con poco

buzamiento.

Generalmente, se aplica
en yacimientos con
empuje por gas en
solucién para que no se
genere una capa de gas

secundaria.

La permeabilidad relativa

del gas debe ser baja.

Es posible situar el gas
inyectado en las zonas

mas apropiadas.

La cantidad de gas
inyectado se controla
con su produccién e

inyeccion

La eficiencia del factor

de recuperacion es baja.

La eficiencia de barrido
€s menor a comparacion
con la inyeccion de gas
externa.
La cantidad de pozos de
inyeccion requeridos
aumenta el costo de

operacion.




Curvas de presion vs tiempo de inyecciéon de fluidos
durante las pruebas de desplazamiento

A continuacion, se presentan las figuras correspondientes a las historias de presion
generados durante las pruebas de desplazamiento, dichos historiales de presién
fueron usados para determinar la permeabilidad absoluta y permeabilidad efectiva

de la muestra de roca.
Primera prueba de desplazamiento

Primera inyeccion de agua destilada para la determinacion de la permeabilidad

absoluta y porosidad efectiva de la muestra de roca.
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Figura A.1. 1: Curva de los valores de presion correspondientes a la primera inyeccion de agua

destilada.

Segunda inyeccion con aceite sintético para determinar la permeabilidad efectiva al

aceite sintético.
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Figura A.1. 2: Curva de los valores de presién correspondientes a la segunda inyeccion de aceite

sintético.

Tercera inyeccion con agua destilada para obtener el valor de permeabilidad

efectiva al agua destilada en funcién de saturacion residual de aceite sintético.
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Figura A.1. 3: Curva del historial de presion al momento de la tercera inyeccién de agua destilada.

Cuarta inyeccién de fluidos, agua destilada con tensoactivo (NFE). De igual manera,
dichos valores de presion sirvieron para el calculo de la permeabilidad efectiva al
agua con NFE.
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Figura A.1. 4: Curva del historial de presion al momento de la cuarta inyeccion con agua destilada
con NFE.

Segunda prueba de desplazamiento

Se muestra a continuacion una curva de presion cuando se tiene inyeccion de agua
destilada en la muestra de roca. Esto sirvid para el calculo de permeabilidad
absoluta y porosidad efectiva.
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Figura A.1. 5: Historial de presion durante la inyeccién de agua destilada.
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Segunda inyeccion de fluidos con aceite, los valores de presién se usaron para

determinar la permeabilidad efectiva de aceite.
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Figura A.1. 6: Historial de presion durante la inyeccion de aceite sintético.

Tercera inyeccion con agua destilada para obtener el valor de permeabilidad
efectiva del agua destilada en funcion de saturacion residual de aceite.
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Figura A.1. 7: Historial de presion generado a lo largo de la tercera inyeccion con agua destilada

para llegar a condiciones de saturacion residual de aceite.
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Cuarta inyeccion de fluidos, agua destilada con tensoactivo (NFE) y nanoparticulas
de oxido de aluminio. De igual manera, dichos valores de presion sirvieron para el

célculo de la permeabilidad efectiva del agua con NFE y Al20s.
120
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Figura A.1. 8: Histdrico de presion en la inyeccidon de agua destilada + NFE + Al2Os.

Anexo 2

Descripcion de la hoja de calculo Excel para determinar las

curvas de permeabilidad relativa agua-aceite.

Como fue senalado en el trabajo presentado por Gémora et. al (2022). La manera
que se debe de realizar las curvas de Kren Excel. A partir de su trabajo presentado

fue posible realizar las curvas de K para esta tesis.

Excel es una hoja de calculo que permite el manejo de grandes cantidades de datos
para realizar cualesquiera tareas, por ejemplo, graficos, tablas dinamicas, disefios
de materiales, etcétera. La hoja de calculo permite trabajar con distintos datos, por
ejemplo, numeros, texto o férmulas, etcétera. Excel permite ordenar vy filtrar datos
conforme a las necesidades del usuario, ya sea por tablas o graficos generados

mediante operaciones aritméticas de los mismos datos.
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Las curvas de permeabilidad relativa mostradas en el capitulo de resultados y
discusiones fueron generadas con el uso de Excel. Fue necesario crear un libro para
cada prueba de desplazamiento y cada libro contiene 3 hojas (datos medidos, datos
Kry curva Kr) en cada hoja se vacié y organizé toda la informacion procedente de
las pruebas de desplazamiento realizadas. En la figura A.2.1 se muestra el libro de

Excel utilizado para la construccion de las curvas.

A B C D E F

i Datos para identificacién de la muestra
2 [Nombre de la muestra de roca Siurian Dolomie
3 [Fluido de inyeccion (fuid Agua destiad
- Acete siniico (acete mineral + crudo)
5
5 Variables de trabajo Ti
7 [Presionde 2000.000 Ipsl
2 [Contrapresion | 14700 | Tpsl
9 |Temperaura | 20000 | I°cl
10
1 Variables medidas
12 [Longiud 8310 [cm]
13 [Diametro 3800 fom]
14 |Area, A 11341 e
15 | Masa muesira seca 224170 ol
16 | Miasa muesira saturada 239940 gl
17 | Densidad delfuido de saluracion, 1 1000 [glom’]
18 [Velumen poroso ocupado por agua, VP 15.770 fem’]
19 [Porosidad, ¢ 16.733 %]
20 [Viscosidad aqua @ presién y temperaiura de trabajo 1.000 [cP]
21 Viscosidad de acefe sintdico @ presion y lemperalura de trabap 195.000 [cP)
22 |Gaudal de trabajo para k absoluta, primera inyeccién de aqua 1.000 JemImin]
23 |Gaudal de rabajo para k,, inyeccion de aceie sintéfco 1000 fom’Imin]
24 |Caudal de rabajo k- segundainyeceion de agua 1.000 fem®Imin]
25 |Caudal de frabajo ky-c-inyeccion de suriadlante (Nonifenol Eloxidado) 1000 fom®/min]
26
7 Variables de interés
28 |Violumen de Ia linea salida de celda 0.500 fem’]
29 |Volumen total de agua desplazada por el acele 11500 fem’]
30 |Volumen total de acee desplazado por el surfactanie 4000 fem] Vol Volumen de acele [cm] Volumen folal [cm’]
31 | Saluracion de agua residual Sur 0302 [adim] 124 a0.21
32 | Saturacion de acete residul S,, 0475 [adim] 34.81 | | a0.21 |
33
34 [ Constante para determinar la 244932
35
36

Datos medidos  DatosKr  Curva Kr &

Figura A.2. 1: Datos iniciales y medidos para la construccién de las curvas Kr.

Datos medidos

En este apartado, se colocan, primero, los datos de identificacién de la muestra,
variables a la cual se trabajo, variables medidas de la muestra de roca, y las
variables de interés que son los primeros calculos para la construccion de las curvas
Kr por el método de JBM, con la ponderacion de los volumenes desplazados de

agua y aceite.

Dentro de la misma hoja de Excel se registraron las presiones con respecto al
tiempo correspondientes a cada una de las inyecciones realizadas. Es decir, se

registré el tiempo y la presion al momento de la inyeccion, y se determino la




diferencia de presion (entre la presion registrada y su inmediata anterior), con base
en la diferencia de presion se determind el momento en el que la presion del sistema

estaba estable por medio de una grafica de presién vs tiempo.

Dentro de la misma hoja se encuentran calculadas la permeabilidad absoluta de la
roca, la permeabilidad efectiva al aceite sintético y la permeabilidad efectiva al agua
destilada correspondiente a los volumenes porosos inyectados y se determina una
diferencia de presidn promedio que representa a la presion promedio registrada

durante la determinacion de las propiedades petrofisicas.

Datos Kr

La hoja de datos Kr resume los valores de presion registrados a partir de la
identificacion del punto de ruptura de aceite y agua. Es decir, a la primera gota de
agua producida se empez6 con la cuantificacion de los volumenes de los fluidos en
probetas de 5 [mL] y una de 20 [mL]. Y se deben de registrar la presion promedio
por cada probeta registrada junto con la cuantificacion de los volumenes de los

fluidos.

Diferencias de presion para la construccién de las curvas de permeabilidad relativa

Probeta 1 2 3 4 5

2268 233.1
231.1 2221 23186
2175 245 2234
236.4 2073 2403 2281
AP [psi] 2821 229 2057 2632 260.1
299 210 2181 203.8 2493 253 6
10 296 204.1 219 204.2 233.1 240

11 2956 2718 2158 239.7 208.3 223 2496
12 276.3 2641 232 6 239.3 230.9 226 6 233.1
13 246 4 247 227 4 288.5 234 4 231 2401
14 AP pr i i1 8: 60. 217.98 238.5714286 | 215.9111111 236.04 238.8091

1s Vol agua [mL] 0.01 1 2 3 4 4.8 20

16 Wol. aceite [mL] 3 05 05 0.5 05 02 02

17 Vol probeta [mL] 3 15 25 35 4.5 5 20.2

eSO RWN =

Datos medidos Diatcs Ki Curva Kr =

Figura A.2. 2: Datos de presiones y volumenes obtenidos de las pruebas de desplazamiento.

Curva Kr

Por ultimo, tenemos a la hoja de “Curva Kr”, en dicha hoja se presentan las curvas

de permeabilidad relativa para los fluidos agua-aceite. Se presentan las férmulas

( ]
{ 17 ]




correspondientes al método JBM para la construccion de las curvas de
permeabilidad relativa. En la misma hoja se presenta una tabla que resume por cada
probeta los siguientes datos: delta de presién en [psi], el volumen de agua en [cm?],
el volumen de agua acumulado en [cm?], el volumen de aceite en [cm?], el volumen
de aceite acumulado en [cm?], el volumen acumulado de aceite en [cm?], el volumen
total de fluidos en la probeta en [cm3], el volumen total de acumulado de fluidos en
[cm?3], los volumenes porosos de agua inyectada en [cm?], el flujo fraccional de agua
a la salida, fuL, la saturacién de agua promedio, Sw, la saturacion de agua a la salida
Swi, el flujo fraccional a la salida, fwL, el cociente de permeabilidades, la inyectividad
relativa, I, el inverso de la inyectividad relativa, el inverso de los volumenes porosos
de agua inyectada, la derivada lineal, la derivada polindmica, la permeabilidad
relativa por ajuste lineal de agua y aceite, la permeabilidad relativa por ajuste
polindbmico de agua y aceite. Ademas, se encuentran dos figuras, la primera
corresponde a un ajuste lineal de 1/Quwi vs 1/Qui I+, en la segunda figura es un ajuste
polindbmico de las mismas variables. Dichas figuras sirvieron para obtener la
derivada lineal y polindmica, dichas derivadas se usaron en la construccion de las

curvas K. En la figura siguiente se observa una imagen de la hoja “Curva Kr”.

Figura A.2. 3: Curvas de permeabilidad relativa al agua y al aceite.
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