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Resumen

Resumen

En este trabajo se presentan las bases del desarrollo de un modelo de simulación para
�ujo bifásico (agua-aceite), el cual resuelve implícitamente para valores de presión y
saturación de agua; como principal contribución de este trabajo, se muestra la imple-
mentación al simulador de la inyección de agua con tensoactivo a partir de un balance
de masa entre celdas para observar la variación de concentración causada por los efectos
advectivos al �uir el agua y el aceite en el medio poroso; la principal importancia de la
metodología propuesta, es el cálculo explicito de la concentración de tensoactivo, el cual
permite mantener el número de ecuaciones que se resuelven en un simulador bifásico
(agua-aceite) para no afectar en gran medida los tiempos de simulación; además de
permitir un análisis práctico en posible proyectos de inyección de tensoactivos.

Como caso de estudio, se presenta la utilidad del modelo de simulación en el despla-
zamiento de aceite con agua y agua con tensoactivo al reproducir experimentos de
laboratorio realizados en un sistema de tapones; estableciendo como análisis la compa-
ración de los volúmenes de aceite recuperados al inyectar agua y agua con tensoactivo
en laboratorio y los obtenidos por el modelo de simulación; así como las diferencias
principales de inyectar tensoactivo a las condiciones �nales del cambio de mojabilidad
y realizar la inyección de tensoactivo desde las condiciones originales de la roca, al-
terando la tensión interfacial entre las fases al variar la concentración de tensoactivo;
resaltando la importancia de analizar el comportamiento dinámico en las curvas de
permeabilidades relativas, las cuales no siempre son reportadas a diferentes valores de
tensión interfacial.
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1 Introducción

1. Introducción

En este capítulo se analizan los objetivos y justi�caciones del trabajo de tesis, así como
su fundamento e importancia dentro de la industria petrolera; además se muestra el
panorama general de los temas que abarcan cada capítulo de este trabajo.

A pesar del tiempo en el cual los recursos petroleros se han estado explotando, la can-
tidad recuperada de petróleo es muy baja; en México se estima un volumen recuperado
cercano al 15.5% del aceite descubierto, lo cual indica un área de estudio que tiene
un gran potencial de desarrollo. Algunos estudios con�rman que al 2012 el volumen de
aceite remanente se aproximaba a 210 mil millones de barriles (Comisión Nacional
de Hidrocarburos, 2012), el cual indica más años de explotación y al día de hoy
sigue esperando recuperarse mediante la implementación de tecnología y estudios más
detallados; una evidencia de la gran oportunidad que se tiene, resulta de la comparación
de los factores de recuperación que se tienen en México en sus principales yacimien-
tos y sus semejantes a nivel internacional, resultando ser relativamente bajos; como
resultado de estos estudios se han implementado diferentes métodos para aumentar los
factores de recuperación de diferentes yacimientos, dichos métodos son cotidianamente
conocidos como métodos de recuperación secundaria y mejorada (en inglés: Enhanced
Oil Recovery, EOR). Existen diferentes métodos EOR, algunos de estos son conocidos
como métodos químicos; aunque existen diferentes variantes para la implementación
de los métodos químicos, la inyección de tensoactivos o surfactantes tiene en muchos
casos como objetivo la reducción de la tensión interfacial entre el aceite y el agua para
mejorar las condiciones de �ujo, alterando las fuerzas capilares que intervienen en el
medio poroso dando como resultado la modi�cación de las curvas de permeabilidades
relativas.

De acuerdo a lo anterior, el objetivo de este trabajo es desarrollar un modelo de simu-
lación (agua-aceite) que permita reproducir el �ujo de tensoactivos en el medio poroso
a través del comportamiento de las curvas de permeabilidades relativas del agua y el
aceite, así como evaluar el impacto de la inyección de tensoactivos en la producción y
recuperación de aceite.

Para desarrollar un modelo de simulación numérica es necesario entender la base del
proceso físico; esto se complica aún más cuando se extiende el análisis a la inyección de
productos que tradicionalmente no se han considerado en la SNY (Simulación Numérica
de Yacimientos), es el caso de la inyección de tensoactivos, que para incorporar su efecto
dentro del modelo de simulación, es necesario entender cómo se presenta su interacción
en un yacimiento. Aunque en la actualidad existen simuladores que contemplan la in-
yección de productos químicos, existe poca información en relación a su desarrollo y no
siempre es posible contar con ellos, además su uso requiere de investigaciones extensas
debido a la información que estos requieren. El �ujo de un tensoactivo en el medio
poroso depende de muchos factores como son propiedades de la roca, propiedades del
tensoactivo y su interacción con los �uidos del yacimiento; estrictamente hablando du-
rante el desplazamiento de aceite con tensoactivo intervienen muchos fenómenos físicos
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1 Introducción

y químicos; sin embargo, en la mayoría de los modelos matemáticos y numéricos no
siempre es posible o práctico cuanti�car todas las variables que intervienen en el pro-
ceso; con base en lo anterior el modelo de simulación desarrollado se basa únicamente
en el trasporte de tensoactivo por efectos advectivos, a partir de un balance de masa al
�uir agua y aceite.

En el capítulo 2 de este trabajo, se discute el panorama actual sobre los métodos
de recuperación secundaría y mejorada en diversas partes del mundo, así como los
proyectos realizados en México; además se muestra una recopilación de las principales
investigaciones relacionadas con este trabajo; dicha recopilación fue realizada con la
intensión de integrar las investigaciones anteriores o similares para mejorar el desarrollo
de futuros trabajos y proveer una fuente de información a los interesados; de manera
general se consideraron trabajos importantes sobre el efecto de los tensoactivos en la
tensión interfacial entre el agua y aceite y su comportamiento al �uir en el medio poroso,
así como algunos estudios sobre la simulación del �ujo de tensoactivos considerando �ujo
de agua y aceite.

El capítulo 3 de este trabajo, muestra las de�niciones de los conceptos fundamentales
para el entendimiento de los parámetros utilizados por el modelo de simulación, los
cuales representan las bases del proceso físico a modelar y por lo cual se deben tomar
en cuanta a lo largo del desarrollo del trabajo de tesis.

En el capítulo 4 se muestra el desarrollo y fundamento matemático del modelo de
simulación; inicialmente se estable el modelo conceptual, el cual considera únicamente
el �ujo de agua y aceite en el medio poroso; posteriormente se plantean las ecuaciones en
derivadas parciales para la fase agua y la fase aceite, las cuales se obtienen de considerar
el principio de conservación de masa y el principio de conservación de momentum,
dichas ecuaciones conforman el modelo matemático a resolver; para resolver el modelo
matemático se utilizaron diferencias �nitas centrales en espació y diferencias regresivas
en tiempo; de igual forma se plantean las condiciones de frontera y condiciones iniciales
del modelo de simulación, así como el esquema de fuentes y sumideros utilizado; al
�nal de este capítulo se muestra la metodología propuesta para incluir la variación de
concentración de un tensoactivo al �uir en el medio poroso; como parte de la validación
se realizó la comparación del �ujo agua y aceite con un simulador comercial.

En el capítulo 5 se analiza el desplazamiento de aceite con agua y agua con tensoac-
tivo a partir de datos de laboratorio, logrando reproducir experimentos realizados en
un sistema de tapones; como resultados se muestran las principales diferencias entre
la inyección de agua y la inyección de agua con tensoactivos; además se muestra la
diferencia entre inyectar tensoactivos a las condiciones originales de la roca y realizar
la inyección de tensoactivos después de alterar la mojabilidad de la roca, resaltando la
importancia de estudiar el efecto dinámico en las curvas de permeabilidades relativas.

Como punto �nal, en el capítulo 6 se muestran las conclusiones y recomendaciones, las
cuales se determinaron mediante el desarrollo de este trabajo.
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2. Revisión de la literatura

2.1. Recuperación mejorada por inyección de químicos.

Durante la década de los 80 la inyección de químicos tuvo su mejor momento al im-
plementarse en diversos yacimientos alrededor del mundo; sin embargo, a partir de
1990 el uso de químicos como proceso de recuperación mejorada disminuyó debido al
auge de otros métodos y posiblemente a la variación de los precios de tensoactivos
(surfactantes) y polímeros en el mercado; a pesar de esto la inyección de polímeros
y tensoactivos tuvo gran importancia a nivel internacional con proyectos como North
Burbank (Oklahoma,U.S), en donde se demostró el gran potencial que tiene la inyección
de polímeros; a partir de entonces se han registrado más de 27 proyectos de inyección
de químicos en diversas partes del mundo (Alvarado y Manrique, 2010) como Ar-
gentina (El Tordillo), Canadá (Pelican Lake), China (Daqing Gudao), India (Jhalora
Field), entre otros.

Aunque la mayor parte de proyectos de inyección de químicos es mediante el uso de
polímeros, actualmente se tiene un nuevo auge debido a la investigación sobre la in-
yección de tensoactivos; un estudio realizado por la CNH (Comisión Nacional de
Hidrocarburos, 2012) muestra la cantidad de proyectos de EOR (en inglés: Enhan-
ced Oil Recovery) en Estados Unidos hasta el 2012 (Tabla 2.1); de manera general los
proyectos de inyección de químicos no han tenido un gran desarrollo a nivel mundial sin
embargo actualmente se llevan a cabo diversas investigaciones y pruebas especialmente
en proyectos combinados como es la inyección de ASP (Alcalí-Surfactante-Polímeros).

A partir de 1951 en México se han realizado diversos proyectos de recuperación se-
cundaria y mejorada, principalmente mediante la inyección de agua; sin embargo, con
el paso del tiempo se ha optado por la implementación de otros métodos como son
la inyección de nitrógeno en Cantarell o la inyección de bióxido de carbono en Sitio
Grande (Figura 2.1), además de diversas pruebas piloto de inyección de químicos en
campos como Poza Rica; a pesar de esto se tiene la necesidad de incrementar reservas
de petróleo debido a que gran parte de los yacimientos mexicanos estan catalogados
como campos maduros; una forma de lograrlo es a partir de la inyección de químicos
como es el caso de la inyección de tensoactivos.

Con el objetivo de modelar el �ujo de tensoactivos en medio poroso se han realizado
diversas investigaciones tanto a nivel de laboratorio como a través de modelos de simu-
lación; a continuación se muestran algunas investigaciones de las cuales se tomaron en
cuenta las ideas más importantes para el desarrollo de este trabajo. En la actualidad
existen diferentes enfoques para la simulación de tensoactivos, desde metodologías como
la simulación composicional o modelos que relacionan la variación de la permeabilidad
relativa al modi�car la tensión interfacial entre las fases; al tratarse de metodologías
diferentes cada una presenta diferencias entre la forma de solución y las consideraciones
realizadas.
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Tabla 2.1: Proyectos activos de EOR en EUA (Comisión Nacional de Hidrocarbu-
ros, 2012).

5



2 Revisión de la literatura

Figura 2.1: Recuperación secundaria y mejorada en México (Rodríguez de la Garza
F., 2013).
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Como trabajo fundamental para el entendimiento de los conceptos que involucran el
desarrollo de un modelo de simulación, se consideró la tesis presentada por Trujillo y
Arana (2007) así como los apuntes de simulación numérica de yacimientos (Arana,
2015) vistos en la clase de simulación avanzada, en los cuales se explican gran parte de
los conceptos relacionados con simulación de yacimientos y permitirán entender mejor
el desarrollo de este trabajo.

Yongwei y Lizhong (2012) presentan un nuevo modelo de simulación para la inyec-
ción de tensoactivos (surfactantes) en yacimientos de baja permeabilidad; la metodolo-
gía propuesta se basa en resolver de manera implícita valores de presión y concentración
mientras que la saturación se resuelve de manera explícita; su trabajo fue desarrollado
considerando el �ujo de dos fases en medio poroso y tres componentes de tensoactivos,
como información relevante en su trabajo se muestra un forma de calcular las curvas
de permeabilidades relativas a diferentes valores de concentración considerando la sa-
turación normalizada de las fases para diferentes curvas de permeabilidades relativas;
como parte de su trabajo incluyeron en el modelo matemático los efectos de adsorción,
advección y difusión de un tensoactivo en el medio poroso; su estudio se baso en la inyec-
ción de tensoactivos en un proyecto piloto en el yacimiento Chao-522 obteniendo como
resultado de las simulaciones una mejor e�ciencia en la recuperación de hidrocarburos.

Como se comento anteriormente algunas metodologías se basan en simulación composi-
cional; en un trabajo realizado por Douarche, Rousseau, Bazin, Tabary, Moreau
y Morvan (2012) se muestra una metodología para modelar el �ujo de químicos en
medio poroso, los modelos matemáticos que presentan, contemplan el intercambio ió-
nico que existe entre los diferentes �uidos y la roca; en su trabajo mencionan que el
�ujo bifásico en medio poroso se relaciona estrictamente con las curvas de desaturación
al existir una disminución de la tensión interfacial entre las fases; de forma similar a
lo realizado en otros trabajos ellos relacionan las curvas de permeabilidades con la sa-
turación normalizada de las fases al variar el número capilar, dentro de sus resultado
se observó un incremento en la recuperación de aceite al aumentar la concentración de
tensoactivo.

Un estudio sobre simulación composicional para el modelado de la inyección de ten-
soactivos fue desarrollado por Delshad, Pope y Sepehrnoori (1995); en su trabajo
presentan las bases para el desarrollo de un simulador composicional en tres dimen-
siones, el cual considera efectos de difusión, advección y adsorción en el medio bajo el
esquema de diferencias �nitas; como parte de su trabajo consideran la relación existente
entre la tensión interfacial y la saturación de las fases tomando en cuenta la saturación
normalizada de las fases.

Bildner y Savioli (2002) presentan un modelo de simulación para dos fases (agua-
aceite) y tres fases (aceite, tensoactivo y agua) el cual resuelve implícitamente para
presión y explícitamente para concentración bajo un esquema de diferencias �nitas; en
su trabajo mencionan la dependencia de algunas propiedades con la tensión interfacial
de las fases como son las curvas de permeabilidades relativas y la saturación residual del
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aceite, como observaciones mencionan la difícil obtención de otros parámetros depen-
dientes del cambio de concentración de tensoactivo, como son: la viscosidad, adsorción
y el comportamiento de fases del sistema de �uidos; como punto importante presentan
un modelo para el cálculo de permeabilidades relativas (Camilleri, 1987).

Un modelo de simulación para la inyección de tensoactivos en dos y tres fases (agua-
aceite y agua-aceite-tensoactivo) fue presentado por Keshtkar, Sabeti y Moham-
mandi (2016); en su trabajo resuelven valores de presión de forma implícita mientras
que saturación y concentración son calculados de forma explícita mediante el uso de
diferencias �nitas; al igual que en otros trabajos mencionan la variación de las curvas de
permeabilidades relativas al disminuir la tensión interfacial entre las fases, resaltando
la posibilidad de interpolar los valores de permeabilidad relativa a diferentes valores de
tensión interfacial.

Dai y Hui (2008), presentaron un análisis sobre la inyección de tensoactivos en yaci-
mientos de baja permeabilidad; en su trabajo muestran las bases del modelo matemático
a simular considerando tres fases en el yacimiento (aceite, agua y tensoactivo) mediante
el uso de diferencias �nitas, aunque su modelo considera �ujo no darcyano, la ecuación
de transporte puede ser modi�cada para un estudio en yacimientos convencionales; al
igual que en otros trabajos describen la ecuación utilizada para la interpolación entre
las curvas de permeabilidades relativas .

Estudios a nivel de Laboratorio han demostrado que existe una fuerte relación entre
la tensión iterfacial y las curvas de permeabilidades relativas; un estudio realizado por
Pennell, Pope y Abriola (1996) se muestra la relación existente entre la saturación
residual de la fase aceite y la tensión interfacial; en su estudio relacionan la tensión
interfacial entre las fases a partir del número capilar.
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3. Conceptos fundamentales

3.1. Propiedades de la roca

3.1.1. Porosidad

La porosidad (φ) de una roca es la relación existente entre el volumen total de la
roca y el volumen de espacios vacios que contiene (Amyx, Bass y Whiting, 1960),
comúnmente se representa a la porosidad como el volumen de poros (Vp) o espacios
vacios entre el volumen total de la roca (Vb); la porosidad puede utilizarse para �nes de
ingeniería petrolera como la capacidad que tiene una roca para almacenar �uidos los
cuales pueden ser agua, aceite y gas; de acuerdo a la de�nición la porosidad es:

φ =
Vp
Vb
. (1)

Debido a que el espacio poroso de una roca no se encuentra totalmente comunicado,
solo en una parte del volumen poroso puede existir �ujo; a causa de esto se de�ne
como porosidad efectiva (φe) a la fracción del volumen poroso conectado (Ve) respecto
al volumen total de la roca (Vb) (Craft y Hawkins, 1991); de acuerdo a la de�nición
se tiene:

φe =
Ve
Vb
. (2)

3.1.2. Permeabilidad absoluta

La permeabilidad absoluta se de�ne como una medida de la conductividad a un �uido de
un determinado material (Amyx, Bass y Whiting, 1960). La permeabilidad absoluta
de una roca es independiente del tipo de �uido que se almacene en el volumen poroso,
pudiendo ser para �nes de un yacimiento petrolero, aceite, agua y gas, además su valor
es constante a menos que el �uido modi�que las propiedades de la roca (reaccione con
la formación). La permeabilidad absoluta puede ser descrita a partir de la ley de Darcy,
la cual para �ujo horizontal en la dirección x es:

u = −k
µ

dp

dx
, (3)

donde:
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u = velocidad aparente del fluido,
k = permeabilidad absoluta,
µ = viscosidad,
p = presión.

Es necesario señalar que la permeabilidad absoluta no es un escalar y realmente repre-
senta un tensor simétrico; si el sistema de referencia coincide con las direcciones de �ujo
(x, y, z), se tendrá la permeabilidad absoluta en cada una de las diferentes direcciones,
kx, ky, kz y si el medio es homogéneo e isotrópico se tiene que kx = ky = kz = k.

3.1.3. Compresibilidad de la roca

La compresibilidad de la roca (cr) representa el cambió fraccional del volumen de roca
(Vr) por abatimiento de presión (p); en ingeniería de yacimientos la compresibilidad
de la roca puede ser vista como un mecanismo de producción, debido a que se genera
una expansión de la roca al bajar la presión, provocando una disminución del volumen
poroso lo cual ocasiona que los �uidos almacenados sean expulsados. La compresibilidad
de la roca queda de�nida de la forma siguiente:

cr =
1

Vr

dVr
dp

. (4)

3.2. Propiedades de los �uidos

3.2.1. Tensión interfacial

Al existir dos fases en contacto ya sean agua-aceite o aceite-gas se genera una interfase;
dicha super�cie mantiene un área la cual depende del grado de cohesión de las moléculas
de cada una de las fases; para modi�car esta área se requiere cierta cantidad de fuerza;
por tal motivo muchas veces se le denomina a la tensión interfacial (σ) como la fuerza
necesaria para evitar la destrucción de la super�cie o el trabajo necesario para generar
una unidad de área (McCain, 1990). En la Figura 3.1 se observa una interfase
generada por un líquido y un gas, donde las moléculas de líquido son atraídas en menor
medida hacia las moléculas de gas provocando que se genere la interfase.

El conocimiento de la tensión interfacial es importante en procesos de recuperación
mejorada de aceite, debido a que al inyectar sustancias como tensoactivos la tensión
interfacial entre el aceite y el agua disminuye, facilitando el desplazamiento del aceite
a través del medio poroso.
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Figura 3.1: Tensión interfacial líquido-gas (McCain, 1990).

3.2.2. Viscosidad

La viscosidad (µ) se de�ne como la resistencia de un �uido al �ujo; dicho de otra forma
la viscosidad representa la resistencia que tiene un �uido a ser deformado. La viscosidad
de un �uido puede ser representada a partir de la ley de Newton de la viscosidad la cual
establece que el esfuerzo de corte (τ) es proporcional a la velocidad de corte (dv/dy)
multiplicado por una constante de proporcionalidad (Bird, Stewart y Lightfoot,
2006):

τ = µ
dv

dy
. (5)

De la Ec. 5 y representa la dirección perpendicular a la velocidad de �ujo (v). Los �uidos
que cumplen con esta ecuación se les conoce como �uidos newtonianos. En ingeniería
de yacimientos la viscosidad de un �uido depende fuertemente de valores de presión y
temperatura además de la composición del �uido, pudiendo ser agua, aceite y gas.

3.2.3. Factor de volumen

El factor de volumen de un líquido es una medida de la variación del volumen a condi-
ciones de yacimiento (c.y.) y condiciones estándar (c.s.). Cuando se está produciendo
un yacimiento, el volumen de aceite o agua recuperado en los tanques de almacenamien-
to es menor a los volúmenes estimados a condiciones de yacimiento; esta diferencia de
volúmenes se debe principalmente a la liberación de gas disuelto causada por la dismi-
nución de la presión, si el �uido no libera gas disuelto, el cambio de volumen es causado
por el hinchamiento del �uido al disminuir la presión y por el cambio de temperatura.

11
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Por de�nición, el factor de volumen de aceite (Bo) y el factor de volumen del agua (Bw)
se expresan de la manera siguiente (McCain, 1990):

Bo =
(volumen de aceite + gas disuelto) @c.y.

(volumen de aceite) @c.s.
, (6)

Bw =
(volumen de agua + gas disuelto) @c.y.

(volumen de agua) @c.s.
. (7)

El factor de volumen de un �uido depende fuertemente de los valores de presión y
temperatura; además la composición del �uido juega un rol muy importante en su
comportamiento. El reciproco del factor de volumen del aceite y el agua es conocido
como factor de encogimiento (bo y bw) y muchas veces es utilizado en su lugar.

3.2.4. Densidad

La densidad (ρ) de un líquido se de�ne como la masa (m) de líquido por unidad de
volumen (V ) y representa la cantidad de masa que tiene el �uido en el volumen que
ocupa; la densidad es dependiente de los valores de presión y temperatura a los que se
encuentra el �uido. De manera general, la densidad de un líquido disminuye al aumentar
la temperatura debido al incremento del volumen por efectos de dilatación, mientras
que al aumentar la presión la densidad se incrementa por causa de la reducción del
volumen; de acuerdo a la de�nición:

ρ =
m

V
. (8)

3.3. Propiedades roca-�uidos

3.3.1. Mojabilidad

Esta propiedad re�eja la preferencia o a�nidad que tiene una roca a estar en contacto
por un determinado �uido. Si en el medio poroso existen dos o más �uidos uno de estos
se verá atraído con mayor fuerza hacia la super�cie sólida; esta a�nidad es causada por
la interacción molecular de los �uidos y la roca, lo cual puede causar una distribución
preferencial de los �uidos en el yacimiento; si la roca presenta mayor a�nidad al agua,
se dice que la roca es mojada por agua y si la roca presenta mayor a�nidad por el aceite,
se dice que la roca es mojada por aceite. En la Figura 3.2 se muestran las fuerzas de
tensión interfacial (σ) que de�nen el ángulo de contacto cuando una gota de agua es
sumergida en aceite, donde σos es la tensión interfacial aceite-sólido, σws es la tensión
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interfacial agua-sólido y σwo es la tensión interfacial agua-aceite que de�nen el ángulo
de contacto (θ). Realizando un balance de fuerzas (F ) en el cual se debe cumplir que∑
F = 0, es posible analizar los diferentes casos que puede presentar la mojabilidad de

una roca; el resultado del balance de fuerzas es conocido como la ecuación de Young
Dupre:

σos − σws = σwocosθ. (9)

Figura 3.2: Sistema de fuerzas de tensión interfacial (Medina, 2010).

La Figura 3.3 muestra los casos de mojabilidad obtenidos del análisis del ángulo de
contacto a partir de la ecuación de Young Dupre (Medina, 2010).

Figura 3.3: Casos de mojabilidad (Medina, 2010).

3.3.2. Permeabilidad efectiva

La permeabilidad efectiva es una medida de la conductividad del medio poroso a un
determinado �uido cuando el medio se encuentra saturado por más de uno, en un
yacimiento saturado por aceite y agua, la permeabilidad efectiva de cada una de las
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fases se denota como: ko y kw respectivamente (Amyx, Bass y Whiting, 1960). La
ley de Darcy para �ujo horizontal en la dirección x puede ser expresada en términos de
la permeabilidad efectiva para cada una de las fases como:

qo = −Ako
µo

dp

dx
, (10)

qw = −Akw
µw

dp

dx
, (11)

donde:

qo = gasto de aceite,
qw = gasto de agua,
A = área transversal al flujo,
µo = viscosidad del aceite,
µw = viscosidad del agua,
p = presión.

3.3.3. Permeabilidad relativa

Cuando existen dos o más �uidos dentro de un medio poroso, alguno de estos presenta
una mayor facilidad de �ujo; una forma determinar cual �uido se mueve más fácilmente
es mediante la de�nición de permeabilidad relativa. La permeabilidad relativa al aceite
(kro) y la permeabilidad relativa al agua (krw) se expresan como:

kro =
ko
k
, (12)

krw =
kw
k
, (13)

donde ko y kw son las permeabilidades efectivas del aceite y el agua respectivamente y k
es la permeabilidad absoluta de la roca. Las curvas de permeabilidades relativas re�ejan
las condiciones de �ujo que se tienen en el medio poroso, con lo cual, pueden verse
afectadas dependiendo de la mojabilidad del sistema. En la Figura 3.4 se muestran las
curvas típicas de permeabilidad relativa para un sistema mojado por agua y un sistema
mojado por aceite (Anderson, 1986).
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Figura 3.4: Curvas típicas de permeabilidad relativa (Anderson, 1986).

3.3.4. Presión capilar

La presión capilar (Pc) se origina al existir dos fases no miscibles en contacto cuya
importancia surge al encontrarse en un medio capilar, en donde las fuerzas de atracción
y cohesión de las fases generan una diferencia de presión; a esta diferencia de presión
se le conoce como presión capilar. Comúnmente se de�ne a la presión capilar como la
diferencia de presión que existe entre la fase no mojante (pnm) y la fase mojante (pm)
(Anderson, 1986):

Pc = pnm − pm. (14)

Para un sistema agua-aceite cuyo �uido mojante es el agua, la presión capilar se de�ne
como:

Pcwo = po − pw, (15)

donde:

Pcwo = presión capilar agua− aceite,
po = presión de aceite,
pw = presión de agua.

En la Figura 3.5 se muestran las curvas típicas de presión capilar para un sistema
mojado por agua y un sistema mojado por aceite; la obtención de las curvas di�ere
según la mojabilidad del sistema, aunque el procedimiento es similar.
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Figura 3.5: Curvas típicas de presión capilar (Anderson, 1986).

3.4. Recuperación mejorada por inyección de tensoactivos

3.4.1. Desplazamiento con tensoactivos

En la inyección de tensoactivos como proceso de desplazamiento, el principal mecanismo
que actúa en la recuperación de aceite es la disminución de la tensión interfacial a
valores muy pequeños (del orden de 10−3 dinas/cm) promoviendo la movilidad del aceite
entrampado; por otra parte, la presencia de tensoactivos en el medio poroso promueve
el cambio de mojabilidad en sistemas mojados por aceite, modi�cando las condiciones
de saturación de aceite residual y agua irreductible, lo cual conlleva a aumentar el factor
de recuperación de aceite (Medina, 2010).

3.4.2. Clasi�cación

Los tensoactivos o surfactantes son productos químicos compuestos por sales orgánicas,
los cuales tienen la propiedad de acumularse en la interfase agua-aceite reduciendo
la super�cie de la sustancia en la que se encuentren disueltos, o bien, reduciendo la
tensión interfacial. Los tensoactivos son compuestos polares los cuales estructuralmente
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contienen una parte no polar (cadena larga o lipofílica) la cual es afín al aceite y una
parte polar (hidrofílica) afín al agua. Los tensoactivos pueden clasi�carse de acuerdo a
la carga eléctrica que presente la parte polar de estos, de acuerdo a esto se clasi�can en
tensoactivos aniónicos, catiónicos, no iónicos y anfotéricos (Medina, 2010).

3.4.3. Concentración micelar crítica (CMC)

Un tensoactivo en solución tiende a asociarse con moléculas a�nes buscando la interfase
o las paredes de algún sólido; si la concentración de tensoactivo es su�cientemente alta,
la interfase es saturada completamente y el excedente formará micelas; estas micelas
se encuentran distribuidas en el seno del �uido y no en la interfase, por lo cual no
contribuyen a la reducción de la tensión interfacial; si la concentración de tensoactivo
aumenta se llega al punto en que en la interfase únicamente se aumentara la concentra-
ción micelar y la concentración de monómeros permanecerá constante (Figura 3.6),
cuando esto ocurre se dice que se ha alcanzado la CMC (Concentración Micelar Crítica)
(Medina, 2010). De manera general, al aumentar la concentración de tensoactivo en
un sistema agua-aceite, la tensión interfacial entre las fases disminuye debido a que las
moléculas de tensoactivo comienzan a saturar la interfase, cuando la tensión interfacial
ya no disminuye se ha alcanzado la CMC (Figura 3.7). El valor de la CMC depende
del tipo de tensoactivo, temperatura y iones en solución.

Figura 3.6: Concentración micelar crítica (CMC) (Medina, 2010).
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Figura 3.7: Tensión interfacial vs concentración.

3.4.4. Adsorción

La adsorción de un tensoactivo es un fenómeno causado por la a�nidad de las partículas
de tensoactivo y la super�cie de la formación, principalmente causado por el tipo de
carga que se presente en el tensoactivo y la roca, esta última en relación a la mineralogía
de la formación. Con el objetivo de que los efectos causados por la adsorción sean
despreciables, suele inyectarse agua con tensoactivo a una concentración por arriba de
la CMC (Concentración Micelar Crítica) en por lo menos dos órdenes de magnitud,
garantizando que la máxima adsorción se alcance rápidamente y que las propiedades
del tensoactivo no se modi�quen (Medina, 2010). En la Figura 3.8 se muestra el
comportamiento de las micelas al ocurrir el fenómeno de adsorción a diferentes tiempos
(t1, t2, t3).

Figura 3.8: Adsorción de un tensoactivo.
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3.4.5. Número capilar

El número capilar (NC) es un grupo adimensional que relaciona las fuerzas viscosas
(Fv) y las fuerzas capilares (Fc), el cual se encuentra de�nido de la manera siguiente
(Moore y Slobod, 1955):

NC =
vµ

σcosθ
. (16)

De la Ec. 16, v es la velocidad en el poro del �uido desplazante, µ es la viscosidad del
�uido desplazante, σ es la tensión interfacial entre el �uido desplazante y el desplazado
(pueden ser agua y aceite) y θ es el ángulo de contacto entre las fases. Cabe señalar
que existen diferentes de�niciones del número capilar según diversos autores (Sheng,
2011), sin embargo, la relación de Fv y Fc sigue manteniéndose.

A partir de diferentes pruebas experimentales (Pennell, Pope y Abriola, 1996) se
ha encontrado que existe una fuerte relación entre la saturación residual (sr) de la
fase desplazada y el número capilar, observándose que al aumentar el número capilar
la saturación residual de la fase desplazada tiende a disminuir; debido a esto, se ha
estudiado el comportamiento del número capilar con el objetivo de maximizar su valor
y alcanzar mayores factores de recuperación.

Una forma de cuanti�car el impacto que tiene la variación del número capilar es a
partir de las curvas de desaturación. En la Figura 3.9 se muestra una grá�ca de la
saturación residual para varios �uidos al variar el número capilar (Sheng, 2011); de
manera general se observa que al aumentar el número capilar la saturación residual
de la fase disminuye, sin embargo, es necesario aumentar el número capilar en varios
ordenes de magnitud para tener un efecto considerable en la saturación residual de la
fase, diversos autores mencionan que es necesario aumentar el número capilar por lo
menos tres ordenes de magnitud para tener resultados satisfactorios.

Figura 3.9: Curvas de desaturación (Sheng, 2011).
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Como se mencionó anteriormente es necesario aumentar el número capilar para obtener
una menor saturación residual de la fase desplazada; de acuerdo con la de�nición del
número capilar esto se logra aumentando la viscosidad o la velocidad, sin embargo,
aunque se logren aumentar estas variables la magnitud del número capilar no se incre-
menta considerablemente; por tal motivo la mejor forma de aumentar el número capilar
es reduciendo la tensión interfacial entre las fases y para lograr esto se recurre al uso
de tensoactivos.

3.4.6. Modelo de permeabilidad relativa (Delshad, 1987).

A partir de diferentes experimentos se ha buscado la forma de predecir el comporta-
miento de las curvas de permeabilidades relativas al �uir tensoactivo en el medio poroso,
Delshad (1987) propuso un modelo para las curvas de permeabilidades relativas de
una fase (krα), el cual considera que la permeabilidad relativa es una función de su
propia saturación (Sheng, 2011):

krα = kerα
(
S̄α
)nα

. (17)

De la Ec. 17, α puede ser cualquiera de las fases, agua (w) o aceite (o), kerα es la
permeabilidad relativa de la fase a su máxima saturación, donde e es el punto �nal de
la curva de permeabilidad relativa, nα es el exponente de ajuste de la curva y S̄α es la
saturación normalizada de la fase.

Para �ujo bifásico (agua-aceite) en la cual el agua conforma la microemulsión al tener
en solución el tensoactivo, es posible expresar la saturación normalizada de la fase (S̄α)
de la forma siguiente:

S̄α =
Sα − Srα

1− Srα − Sr′α
, (18)

donde Srα es la saturación de la fase α y Sr′α es la saturación residual de la otra fase
en el medio poroso. Cabe señalar que Srα y Sr′α son valores dependientes del número
capilar, por lo que pueden ser calculados a partir de la siguiente ecuación obtenida en
pruebas experimentales (Sheng, 2011), la cual se ajusta a valores de laboratorio para
formar las curvas de desaturación:

Srα = S
Nmax
C

rα + (S
Nc
C

rα − SN
max
C

rα )
1

1 + TpNC

, (19)

donde N c
C es el número capilar crítico (valor al cual comienza a disminuir la saturación

residual de la fase) y Nmax
C es el número capilar máximo (valor al cual se ha alcanzado

la saturación residual mínima posible); una forma de ajustar los valores de las curvas
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de desaturación entre los valores del número capilar máximo y crítico es a partir de la
siguiente ecuación propuesta en este trabajo, en donde n es un exponente de ajuste:

Srα = S
Nmax
C

rα + (S
Nc
C

rα − SN
max
C

rα )

(
Nmax
C −NC

Nmax
C −N c

C

)n
. (20)

A partir de que los valores �nales de las curvas de permeabilidades relativas dependen
de la saturación residual de las fases, es posible interpolar o extrapolar los valores entre
el obtenido al número capilar crítico y el obtenido al número capilar máximo de la
manera siguiente (Sheng, 2011):

kerα = (kerα)N
c
C +

(Sr′α)N
c
C − Sr′α

(Sr′α)N
c
C − (Sr´α)N

max
C

[(kerα)N
max
C − (kerα)N

c
C ], (21)

de forma similar para el exponente nα:

nα = nα
Nc
C +

(Sr′α)N
c
C − Sr′α

(Sr′α)N
c
C − (Sr´α)N

max
C

[(nα)N
max
C − (nα)N

c
C ]. (22)

Para la correcta implementación del modelo, es necesario obtener los valores de permea-
bilidad relativa al número capilar máximo y crítico, los cuales se obtienen en laboratorio;
de igual forma puede ser de utilidad obtener diferentes curvas de permeabilidades re-
lativas a diferentes números capilares con el objetivo de obtener un mejor ajuste en el
comportamiento.

21



4 Modelo de simulación para �ujo bifásico (agua-aceite)

4. Modelo de simulación para �ujo bifásico (agua-aceite)

4.1. Modelo conceptual

En el yacimiento los �uidos se encuentran distribuidos preferentemente de acuerdo a
sus propiedades y la formación, estos �uidos pueden ser agua y aceite, si las condiciones
de saturación del agua y el aceite permiten el �ujo de cada una de las fases, éstas
comenzarán a �uir al existir un cambio de potencial, este cambio de potencial se puede
deber al abatimiento de presión causado por un pozo al inyectar o producir.

En la Figura 4.1 se observa la distribución de los �uidos en el medio poroso donde parte
del �uido no mojante se encuentra entrampado. Dependiendo de las características de
la roca y los �uidos puede ser el agua o el aceite quien sea el �uido mojante; si las
condiciones de �ujo natural no permiten que el aceite viaje hacia los pozos, es posible
liberar el aceite entrampado mediante el desplazamiento con agua.

Figura 4.1: Distribución de �uidos en el medio poroso (Medina, 2010).

En el caso de la inyección de agua, el agua se comporta como un frente de desplazamiento
que empuja al aceite hacia los pozos productores; conforme el agua satura los poros de la
roca, el aceite disminuye hasta alcanzar la saturación de aceite residual. Como proceso
de recuperación secundaria la inyección de agua no solo bene�cia en el desplazamiento
del aceite si no que también contribuye a mantener la presión del yacimiento.

4.2. Modelo matemático

4.2.1. Planteamiento del modelo matemático

El �ujo de aceite y agua puede ser modelado a partir de ecuaciones diferenciales que
representen su comportamiento; como en la mayoría de los problemas al modelar �ujo
de �uidos se recurre a los principios fundamentales siguientes:
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Conservación de masa.

Conservación de momentum.

Al modelar el �ujo de �uidos se realiza un balance de masa a partir de un volumen
de control, en el cual la masa que entra al volumen de control menos la masa que
sale de éste, es igual al cambio o acumulación de masa en el sistema, cumpliendo con el
principio de conservación de masa; para �ujo de �uidos el modelo matemático resultado
de realizar un balance de masa es conocido como la ecuación de continuidad, la cual para
un medio poroso saturado de uno o más �uidos se encuentra en términos de la densidad
y velocidad con que entra y sale del sistema cada fase en un determinado tiempo y
considerando como volumen de control el volumen poroso saturado de �uidos; así de
esta manera la ecuación de continuidad forma parte del modelo matemático a resolver,
sin embargo, la representación del �ujo no queda completa por lo cual es necesario
recurrir a ecuaciones de conservación de momentum que representen el movimiento de
los �uidos; cabe señalar que la densidad de las fases (ρα) puede ser expresada explícita
o implícitamente a través de una ecuación de estado.

Partiendo de la ecuación de continuidad:

−→
∇ · (ρα~uα) + q̃m,α = −∂(φSαρα)

∂t
, (23)

donde ρα representa la densidad, φ es la porosidad de la roca, Sα es la saturación , ~uα
es la velocidad, q̃m,α es el gasto másico por unidad de volumen, t es el tiempo y α es
el subíndice que representa cualquiera de las fases (agua o aceite), es posible llegar al
modelo matemático que representa el �ujo de agua y aceite, cabe señalar que el gasto
másico (q̃m,α) conforma el término fuente de la ecuación de continuidad, de acuerdo a
las condiciones del problema, éste puede representar un sumidero, con lo cual se toma
en cuenta la entrada o salida de masa en el sistema.

De la Ec. 23, el gasto másico (q̃m,α) de la fase α está en términos del volumen de roca
(Vb):

q̃m,α =
qm,α
Vb

, (24)

y ~uα es la velocidad de�nida por la ley de Darcy:

~uα = −kα
µα

(−→
∇pα − γα

−→
∇D

)
, (25)

tomando en cuenta la de�nición de permeabilidad relativa (krα) queda como:

~uα = −kkrα
µα

(−→
∇pα − γα

−→
∇D

)
, (26)
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donde k es la permeabilidad absoluta, µα es la viscosidad, pα es la presión, γα es el
peso especí�co, φ es la porosidad, Sα es la saturación, D es la profundidad o distancia
vertical y α es el subíndice que representa cualquiera de las fases (agua o aceite).

Sustituyendo la Ec. 26 en la Ec. 23:

−→
∇ ·

(
−ραkkrα

µα

(−→
∇pα − γα

−→
∇D

))
+ q̃m,α = −∂(φSαρα)

∂t
, (27)

dividiendo la Ec. 27 por la densidad a condiciones estándar (ρα,c.s.):

−→
∇ ·

(
− ραkkrα
ρα,c.s.µα

(−→
∇pα − γα

−→
∇D

))
+

q̃m,α
ρα,c.s.

= − ∂

∂t

(
φSαρα
ρα,c.s.

)
, (28)

considerando que el factor de volumen de un líquido (Bα) está dado por:

Bα =
ρα,c.s.
ρα

, (29)

la Ec. 28 puede ser escrita como:

−→
∇ ·

(
− kkrα
Bαµα

(−→
∇pα − γα

−→
∇D

))
+
qα,c.s.
Vb

= − ∂

∂t

(
φSα
Bα

)
, (30)

recordando que el factor de encogimiento (bα) de un líquido esta dado por:

bα =
1

Bα

, (31)

el modelo general que representa el �ujo de la fase α queda expresado de la manera
siguiente:

−→
∇ ·

(
− kkrα
Bαµα

(−→
∇pα − γα

−→
∇D

))
+
qα,c.s.
Vb

= − ∂

∂t
(φSαbα) . (32)

Considerando la Ec. 32, el modelo matemático que representa el �ujo de aceite y agua
en un medio poroso queda de�nido mediante las ecuaciones siguientes:

Fase aceite

−→
∇ ·

[
kkro
Boµo

(
−→
∇po − γo

−→
∇D)

]
+
qo,c.s.
Vb

=
∂

∂t
(φSobo). (33)

Fase agua

−→
∇ ·

[
kkrw
Bwµw

(
−→
∇pw − γw

−→
∇D)

]
+
qw,c.s.
Vb

=
∂

∂t
(φSwbw). (34)
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De la Ec. 32 se denota término de �ujo a aquel que contiene los elementos del gradiente
de presión (

−→
∇pα) y potencial gravitacional (en términos del peso especí�co (γα)) cau-

santes del �ujo en el medio poroso y término fuente a los elementos que contienen los
gastos de entrada o salida del sistema ubicados en la parte izquierda de las ecuaciones;
por otra parte se denomina término de acumulación a los elementos ubicados en la parte
derecha de las ecuaciones los cuales representan el cambio de masa que sale y entra del
volumen poroso; de acuerdo a lo anterior se tiene para las ecuaciones del aceite y agua
lo siguiente:

Término de �ujo

Aceite

−→
∇ ·

[
kkro
Boµo

(
−→
∇po − γo

−→
∇D)

]
. (35)

Agua

−→
∇ ·

[
kkrw
Bwµw

(
−→
∇pw − γw

−→
∇D)

]
. (36)

Término fuente

Aceite

qo,c.s.
Vb

. (37)

Agua

qw,c.s.
Vb

. (38)

Término de acumulación

Aceite

∂

∂t
(φSobo). (39)

Agua

∂

∂t
(φSwbw). (40)
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4.2.2. Restricciones del modelo matemático

Para lograr modelar el �ujo de agua y aceite en el medio poroso, es necesario entender las
condiciones que delimitan el problema; es bien conocido que al considerar únicamente
dos fases que saturen el medio, se debe cumplir que la suma de la saturación de agua
(Sw) y saturación de aceite (So) sea igual a uno o bien sature al 100% el medio poroso,
por otra parte, al modelar �ujo de aceite y agua se debe lograr representar la interacción
que tienen los �uidos entre sí y con la roca; esta interacción se debe a efectos de tensión
interfacial y mojabilidad de la roca que dan origen a efectos capilares, por tal motivo se
relacionan estos efectos a partir de la de�nición de presión capilar agua-aceite (Pcwo),
de acuerdo a lo anterior, el modelo de simulación debe cumplir con las restricciones
siguientes:

Sw + So = 1, (41)

Pcwo = po − pw. (42)

4.3. Modelo numérico y su solución

4.3.1. Modelo numérico

Las Ecs. 33 y 34 representan modelos matemáticos para el �ujo de aceite y agua que
tienen algunas soluciones analíticas, las cuales resultan ser muy útiles para entender
los fenómenos involucrados; sin embargo, para cuestiones de simulación existen méto-
dos numéricos capaces de resolver dichas ecuaciones para problemas más complejos.
Algunos métodos numéricos empleados para resolver modelos matemáticos de este tipo
son: el método de diferencias �nitas, el método de volumen de control y el método de
elemento �nito; sin embargo, para �nes de este trabajo se utilizaron diferencias �ni-
tas debido a que es el más común para modelar este tipo de problemas. Cabe señalar
que este trabajo se basó en los temas vistos en el curso de simulación numérica de
yacimientos con apoyo de los apuntes de la materia (Arana, 2015). Para resolver el
modelo matemático utilizando diferencias �nitas es necesario realizar la discretización
del medio en espacio y tiempo para la ecuación de cada una de las fases; existen diversos
enfoques al aplicar diferencias �nitas, en este trabajo se utilizaron diferencias centrales
para espacio y diferencias regresivas para tiempo. A continuación se muestran las ecua-
ciones discretizadas considerando únicamente la dirección x del modelo matemático que
conforman el modelo numérico a resolver (Ecs. 50 y 51).

Tomando como referencia el esquema presentado en la Figura 4.2 en el cual se muestra
la distribución del dominio considerando el esquema de nodos centrados y aplicando
diferencias centrales, la discretización del término de �ujo de la Ec. 32 es:
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Figura 4.2: Convención de nodos en la dirección x (nodos centrados).

∂
∂x

[
λα
(
∂pα
∂x
− γα ∂D∂x

)]
'

[λα( ∂pα∂x −γα
∂D
∂x )]

Γ+1

i+ 1
2
−[λα( ∂pα∂x −γα

∂D
∂x )]

Γ+1

i− 1
2

4xi

' 1
4xi{

(
λα
4x

)
i+ 1

2

[
pα,i+1 − pα,i − (γα∆D)i+ 1

2

]
−
(
λα
4x

)
i− 1

2

[
pα,i − pα,i− 1

2
− (γα∆D)i− 1

2

]
}Γ+1,

(43)

donde λα es la movilidad de la fase α, dada por:

λα =
kkrα
Bαµα

. (44)

Considerando el término de acumulación de la Ec. 32 y aplicando diferencias �nitas
regresivas:

∂
∂t

(φsαbα) '
[
∂
∂t

(φsαbα)
]Γ+1

i

' 1
4t

[
(φsαbα)Γ+1

i − (φsαbα)Γ
i

]
.

(45)

El gasto (qα,cs) del término fuente se representa de la forma siguiente:

qα,cs = qΓ+1
α,cs . (46)

Sustituyendo las Ecs. 43, 45 y 46 en la Ec. 32 y multiplicando por el volumen de
roca (Vb,i = Ax4xi), se llega al modelo numérico general para la fase α:
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T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
α,i =

Vb,i
4t

[
(φbαSα)Γ+1

i − (φbαSα)Γ
i

]
, (47)

donde T Γ+1
α,i+ 1

2

y T Γ+1
α,i+ 1

2

son la transmisibilidad de la fase α:

T Γ+1
α,i+ 1

2

=

(
Ax
4x

)
i+ 1

2

λΓ+1
α,i+ 1

2

, (48)

T Γ+1
α,i− 1

2

=

(
Ax
4x

)
i− 1

2

λΓ+1
α,i− 1

2

. (49)

De las Ecs. 48 y 49, Ax es el área transversal al �ujo en x y ∆x es la distancia entre
nodos. Considerando la Ec. 47 el modelo numérico que representa el �ujo de aceite y
agua en un medio poroso queda de�nido mediante las ecuaciones siguientes:

Fase aceite

T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
o,i =

Vb,i
∆t

{
[φSob]

Γ+1
i − [φSobo]

Γ
i

}
. (50)

Fase agua

T Γ+1
w,i+ 1

2

[
pw,i+1 − pw,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
w,i− 1

2

[
pw,i − pw,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
w,i =

Vb,i
∆t

{
[φSwbw]Γ+1

i − [φSwbw]Γi
}
. (51)

De las Ecs. 50 y 51, T Γ+1
o,i+ 1

2

, T Γ+1
o,i− 1

2

, T Γ+1
w,i+ 1

2

y T Γ+1
w,i− 1

2

, son la transmisibilidad del aceite y

el agua al tiempo Γ + 1 correspondientes con las fronteras i+ 1
2
e i− 1

2
:

T Γ+1
o,i+ 1

2

=

(
Ax
4x

)
i+ 1

2

λΓ+1
o,i+ 1

2

, (52)

T Γ+1
o,i− 1

2

=

(
Ax
4x

)
i− 1

2

λΓ+1
o,i− 1

2

, (53)

28



4 Modelo de simulación para �ujo bifásico (agua-aceite)

T Γ+1
w,i+ 1

2

=

(
Ax
4x

)
i+ 1

2

λΓ+1
w,i+ 1

2

, (54)

T Γ+1
w,i− 1

2

=

(
Ax
4x

)
i− 1

2

λΓ+1
w,i− 1

2

, (55)

y λΓ+1
o,i+ 1

2

, λΓ+1
o,i− 1

2

, λΓ+1
w,i+ 1

2

y λΓ+1
w,i− 1

2

, son las movilidades del aceite y el agua al tiempo Γ + 1

correspondientes con las fronteras i+ 1
2
e i− 1

2
:

λo =
kkro
Boµo

, (56)

λw =
kkrw
Bwµw

. (57)

4.3.2. Condiciones de frontera

Como en la mayoría de los problemas de �ujo es necesario establecer las condiciones
que delimitan el problema, comúnmente conocidas como condiciones de frontera; para el
problema se han establecido condiciones de frontera cerrada, donde el �ujo de las fases
aceite y agua es igual a cero en los extremos del dominio; si se considera únicamente la
dirección x y una determinada longitud L, las fronteras del dominio están situadas en
x = 0 y x = L, tal como se muestra en la Figura 4.3, en donde no existe �ujo y la
derivada de la presión de la fase α en x = 0 y x = L es igual a cero.

Figura 4.3: Condiciones de frontera cerrada.

De acuerdo a lo anterior, se puede establecer que el gasto de aceite y agua (qo y qw) en
x = 0 y x = L es igual a cero:
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qo |x=0= qw |x=0= 0 , (58)

qo |x=L= qw |x=L= 0 . (59)

La Figura 4.4 muestra el dominio del problema dividido en una serie de nodos i, en
la cual se recurre a colocar los nodos imaginarios i = 0 e i = I + 1 , nótese el uso de I
para identi�car el último nodo del dominio; como se mencionó anteriormente se utilizó
un esquema de nodos centrados.

Figura 4.4: Acoplamiento de las condiciones de frontera.

Aproximando para cada una de las fases mediante diferencias �nitas centrales en x = 0
o i = 1/2, se tiene:

∂

∂x

[
λo

(
∂po
∂x
− γo

∂D

∂x

)]Γ+1

1
2

= −T Γ+1
o, 1

2

[
po,1 − po,0 − (γo∆D) 1

2

]Γ+1

= qo, (60)

∂

∂x

[
λw

(
∂pw
∂x
− γw

∂D

∂x

)]Γ+1

1
2

= −T Γ+1
w, 1

2

[
pw,1 − pw,0 − (γw∆D) 1

2

]Γ+1

= qw, (61)

tomando en cuenta que qo = 0 y qw = 0:

− T Γ+1
o, 1

2

[
po,1 − po,0 − (γo∆D) 1

2

]Γ+1

= 0, (62)

− T Γ+1
w, 1

2

[
pw,1 − pw,0 − (γw∆D) 1

2

]Γ+1

= 0, (63)

aproximando para cada una de las fases mediante diferencias �nitas centrales en x = L
o i = I + 1/2, se tiene:
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∂

∂x

[
λo

(
∂po
∂x
− γo

∂D

∂x

)]Γ+1

I+ 1
2

= T Γ+1
o,I+ 1

2

[
po,I+1 − po,I − (γo∆D)I+ 1

2

]Γ+1

= qo, (64)

∂

∂x

[
λw

(
∂pw
∂x
− γw

∂D

∂x

)]Γ+1

I+ 1
2

= T Γ+1
w,I+ 1

2

[
pw,I+1 − pw,I − (γw∆D)I+ 1

2

]Γ+1

= qw, (65)

tomando en cuenta que qo = 0 y qw = 0:

T Γ+1
o,I+ 1

2

[
po,I+1 − po,I − (γo∆D)I+ 1

2

]Γ+1

= 0, (66)

T Γ+1
w,I+ 1

2

[
pw,I+1 − pw,I − (γw∆D)I+ 1

2

]Γ+1

= 0. (67)

Las Ecs. 60, 61, 64 y 65 representan las condiciones correspondientes a las fronteras,
las cuales consideran �ujo de agua y aceite igual a cero en los límites del modelo; este
tipo de condiciones son típicas de un yacimiento volumétrico o cerrado. El acoplamiento
de las condiciones de frontera al modelo, da como resultado un sistema de ecuaciones
para cada nodo modi�cando únicamente las ecuaciones correspondientes a los nodos
de las fronteras, el sistema de ecuaciones para cada nodo del dominio considerando
únicamente la dirección x para cada fase es:

Nodo i = 1

Aceite

T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
o,i =

Vb,i
∆t

{
[φsob]

Γ+1
i − [φsobo]

Γ
i

}
. (68)

Agua

T Γ+1
w,i+ 1

2

[
pw,i+1 − pw,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

+qΓ+1
w,i =

Vb,i
∆t

{
[φswbo]

Γ+1
i − [φswbo]

Γ
i

}
. (69)

Nodos i = 2, 3, ..I − 1

Aceite

T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
o,i =

Vb,i
∆t

{
[φsob]

Γ+1
i − [φsobo]

Γ
i

}
. (70)
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Agua.

T Γ+1
w,i+ 1

2

[
pw,i+1 − pw,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
w,i− 1

2

[
pw,i − pw,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
w,i =

Vb,i
∆t

{
[φswbw]Γ+1

i − [φswbw]Γi
}
. (71)

Nodo i = I

Aceite

−T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

+qΓ+1
o,i =

Vb,i
∆t

{
[φsobo]

Γ+1
i − [φsobo]

Γ
i

}
. (72)

Agua

− T Γ+1
w,i− 1

2

[
pw,i − pw,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
w,i =

Vb,i
∆t

{
[φswbw]Γ+1

i − [φswbw]Γi
}
.

(73)

4.3.3. Condiciones iniciales

Para realizar la simulación es necesario establecer la distribución inicial de los valores
de presión, saturación de agua y presión capilar en el sistema. En la Figura 4.5 se
muestra un esquema de la distribución preferencial de los �uidos contra la profundidad,
generalmente se acostumbra realizar esta distribución de propiedades a las condiciones
de equilibrio cuando ninguna de las fases se encuentra en movimiento (no existen aba-
timientos de presión) y las fuerzas gravitacionales son las únicas que intervienen en el
yacimiento, una forma de modelar el efecto de las fuerzas gravitacionales es a partir del
gradiente de presión que se tiene desde la cima del yacimiento hasta la base de éste, por
otra parte es posible relacionar la presión capilar contra la profundidad del yacimiento
para obtener la distribución de �uidos inicial.

La distribución de presión en el modelo puede ser calculada a partir de la presión
en un plano de referencia y la variación de presión causada por la columna de �uido.
Generalmente suele tomarse como plano de referencia la cima del yacimiento; de acuerdo
a lo anterior la presión de aceite y agua se calculan de la manera siguiente:

po = po,ref + γo[z − zref ], (74)

pw = pw,cwo + γw[z − zcwo], (75)

donde:
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po = presión de aceite,
pw = presión de agua,
po,ref = presión de aceite al nivel de referencia,
pw,cwo = presión de agua en el contacto agua− aceite (cwo),
γo = peso especı́fico del aceite,
γw = peso especı́fico del agua,
z = profundidad,
zref = profundidad de referencia,
zcwo = profundidad del contacto agua− aceite.

En la Figura 4.6 se observa el procedimiento para determinar la distribución vertical de
�uidos; cabe señalar que durante el procedimiento se hace uso de interpolación inversa.
Por otra parte, es necesario contar con información sobre la profundidad del contacto
agua-aceite (zcwo); dichos datos pueden ser obtenidos a partir de un registro de presión
de formación, de igual forma es necesario contar con valores de presión capilar contra
saturación de agua, los cuales pueden ser obtenidos de pruebas de laboratorio; para
obtener la saturación de agua a cierta profundidad se relaciona la presión de las fases
y la presión capilar de la manera siguiente:

Pcwo(Sw) = po − pw, (76)

Pcwo = 4ρgh, (77)

donde:

Pcwo = presión capilar agua− aceite,
∆ρ = diferencia de densidades,
g = gravedad,
h = altura.

Figura 4.5: Distribución vertical de �uidos (Cortes, 2008).
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Figura 4.6: Procedimiento para calcular la distribución vertical de �uidos (Glover,
2014).
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4.3.4. Método de Newton

El sistema de Ecs. 68-73 es un sistema no lineal donde la no linealidad del problema es
generada a partir de la multiplicación del término de transmisibilidad por los términos
de potencial en donde los parámetros que conforman la transmisibilidad dependen de
los valores de presiones y saturaciones (po, pw, So, Sw) al tiempo Γ + 1; por otra parte
dicho sistema de ecuaciones se encuentra compuesto por las incógnitas de presión y
saturación al tiempo Γ + 1, donde es posible simpli�car el problema al expresar la
saturación de aceite en términos de la saturación de agua y la presión de agua en
términos de la presión de aceite a partir de la de�nición de presión capilar, como se
muestra a continuación:

So = 1− Sw, (78)

pw = po − Pc. (79)

Sustituyendo las Ecs. 78 y 79 en el sistema de Ecs. 68-73 se simpli�ca el problema al
reducir el número de incógnitas, buscando resolver únicamente para presión de aceite
(po) y saturación de agua (Sw); el sistema de ecuaciones simpli�cado para cada nodo
es:

Nodo i = 1

Aceite

T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
o,i

=
Vb,i
∆t

{
[φ(1− sw)bo]

Γ+1
i − [φ(1− sw)bo]

Γ
i

}
. (80)

Agua

T Γ+1
w,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − pcwo,i+1 + P cwo,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

+ qn+1
w,i

=
Vb,i
∆t

[
(φswbw)Γ+1

i − (φswbw)Γ
i

]
. (81)

Nodos i = 2, 3, ..I − 1

Aceite

T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1
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+ qΓ+1
o,i =

Vb,i
∆t

{
[φ(1− sw)bo]

Γ+1
i − [φ(1− sw)bo]

Γ
i

}
. (82)

Agua

T Γ+1
w,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − pcwo,i+1 + pcwo,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

−T Γ+1
w,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − pcwo,i + pcwo,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
w,i

=
Vb,i
∆t

[
(φswbw)Γ+1

i − (φswbw)Γ
i

]
. (83)

Nodo i = I

Aceite

−T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
o,i

=
Vb,i
∆t

{
[φ(1− sw)bo]

Γ+1
i − [φ(1− sw)bo]

Γ
i

}
. (84)

Agua

−T Γ+1
w,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − pcwo,i + pcwo,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
w,i

=
Vb,i
∆t

[
(φswbw)Γ+1

i − (φswbw)Γ
i

]
. (85)

Al expresar las ecuaciones del agua en términos de la presión capilar, la solución del
modelo se reduce a encontrar los valores de presión de aceite y saturación de agua que
satisfagan el problema, ya que de lo contrario el modelo tendría que resolver para los
valores de presión de agua, presión de aceite y saturación de agua lo cual di�culta la
solución del problema; por otra parte realizar esta simpli�cación ayuda a evaluar los
valores de presión capilar a partir de datos de laboratorio.

Aproximación mediante serie de Taylor

Debido a que el sistema de Ecs. 80-85 es un sistema no lineal, es necesario linealizar
el problema, una forma de lograrlo es a partir del método iterativo de Newton, este
método se basa en expandir las funciones residuo del aceite y al agua (FrΓ+1

o,i y FrΓ+1
w,i )

mediante serie de Taylor, donde se tiene la dependencia siguiente:

FrΓ+1
o,i = FrΓ+1

o,i (UΓ+1
i−1 , U

Γ+1
i , UΓ+1

i+1 ), (86)
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FrΓ+1
w,i = F Γ+1

w,i (UΓ+1
i−1 , U

Γ+1
i , UΓ+1

i+1 ), (87)

donde:

U = U(po, Sw). (88)

Aproximando FrΓ+1
o,i y FrΓ+1

w,i mediante serie de Taylor:

Fase aceite

FrΓ+1
o,i ≈ FrΓ

o,i

+
(
∂Fro,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−i +

(
∂2Fro,i
∂p2
o,i−1

)Γ

∂p
2(Γ+1)
o,i−i + ...

+
(
∂Fro,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂2Fro,i
∂p2
o,i

)Γ

∂p
2(Γ+1)
o,i + ...

+
(
∂Fro,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i +

(
∂2Fro,i
∂p2
o,i+1

)Γ

∂p
2(Γ+1)
o,i+i + ...

+
(

∂Fro,i
∂Sw,i−1

)Γ

∂SΓ+1
w,i−i +

(
∂2Fro,i
∂S2

w,i−1

)Γ

∂S
2(Γ+1)
w,i−i + ...

+
(
∂Fro,i
∂Sw,i

)Γ

∂SΓ+1
w,i +

(
∂2Fro,i
∂S2

w,i

)Γ

∂S
2(Γ+1)
w,i + ...

+
(

∂Fro,i
∂Sw,i+1

)Γ

∂SΓ+1
w,i+i +

(
∂2Fro,i
∂S2

w,i+1

)Γ

∂S
2(Γ+1)
w,i+i + ... = 0.

(89)

Fase agua

FrΓ+1
w,i ≈ FrΓ

w,i

+
(
∂Frw,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−i +

(
∂2Frw,i
∂p2
o,i−1

)Γ

∂p
2(Γ+1)
o,i−i + ...

+
(
∂Frw,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂2Frw,i
∂p2
o,i

)Γ

∂p
2(Γ+1)
o,i + ...

+
(
∂Frw,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i +

(
∂2Frw,i
∂p2
o,i+1

)Γ

∂p
2(Γ+1)
o,i+i + ...

+
(
∂Frw,i
∂Sw,i−1

)Γ

∂SΓ+1
w,i−i +

(
∂2Frw,i
∂S2

w,i−1

)Γ

∂S
2(Γ+1)
w,i−i + ...

+
(
∂Frw,i
∂Sw,i

)Γ

∂SΓ+1
w,i +

(
∂2Frw,i
∂S2

w,i

)Γ

∂S
2(Γ+1)
w,i + ...

+
(
∂Frw,i
∂Sw,i+1

)Γ

∂SΓ+1
w,i+i +

(
∂2Frw,i
∂S2

w,i+1

)Γ

∂S
2(Γ+1)
w,i+i + ... = 0.

(90)
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A partir de la expansión de las funciones residuo del agua y el aceite, es posible obtener
una aproximación considerando los términos de primer orden, tomando aquellos elemen-
tos que aproximan hasta la primer derivada; los elementos de orden mayor conforman
un residuo el cual se considera como un error, sin embargo, el error de la aproximación
es muy pequeño y se considera despreciable. Aproximando las funciones residuo a la
primera derivada:

Fase aceite

FrΓ+1
o,i ≈ FrΓ

o,i

+
(
∂Fro,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−i +

(
∂Fro,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂Fro,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i

+
(

∂Fro,i
∂Sw,i−1

)Γ

∂SΓ+1
w,i−i +

(
∂Fro,i
∂Sw,i

)Γ

∂SΓ+1
w,i +

(
∂Fro,i
∂Sw,i+1

)Γ

∂SΓ+1
w,i+i = 0.

(91)

Fase agua

FrΓ+1
w,i ≈ FrΓ

w,i

+
(
∂Frw,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−i +

(
∂Frw,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂Frw,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i

+
(
∂Frw,i
∂Sw,i−1

)Γ

∂SΓ+1
w,i−i +

(
∂Frw,i
∂Sw,i

)Γ

∂SΓ+1
w,i +

(
∂Frw,i
∂Sw,i+1

)Γ

∂SΓ+1
w,i+i = 0.

(92)

De las Ecs. 91 y 92 se puede despejar la función residuo de cada fase al tiempo Γ, las
cuales quedan en términos de la variación de la presión de aceite y saturación de agua
al tiempo Γ + 1, quedando:

Fase aceite

−FrΓ
o,i =

(
∂Fro,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−1 +

(
∂Fro,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂Fro,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i

+
(

∂Fro,i
∂Sw,i−1

)Γ

∂SΓ+1
w,i−1 +

(
∂Fro,i
∂Sw,i

)Γ

∂SΓ+1
w,i +

(
∂Fro,i
∂Sw,i+1

)Γ

∂SΓ+1
w,i+i.

(93)

Fase agua

−FrΓ
w,i =

(
∂Frw,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−1 +

(
∂Frw,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂Frw,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i(

∂Frw,i
∂Sw,i−1

)Γ

∂SΓ+1
w,i−i +

(
∂Frw,i
∂Sw,i

)Γ

∂SΓ+1
w,i +

(
∂Frw,i
∂Sw,i+1

)Γ

∂SΓ+1
w,i+i.

(94)
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De las Ecs. 93 y 94, ∂pΓ+1
o,i y ∂sΓ+1

w,i son:

∂pΓ+1
o,i = pΓ+1

o,i − pΓ
o,i, (95)

∂SΓ+1
w,i = SΓ+1

w,i − SΓ
w,i. (96)

A partir de la aproximación mediante serie de Taylor se obtiene el sistema de ecuaciones
que representa el �ujo de agua y aceite, teniendo una función residuo de cada fase para
cada nodo:

Fase aceite

Nodo i = 1

−FrΓ
o,1 =

(
∂Fo,1
∂po,1

)Γ

∂pΓ+1
o,1 +

(
∂Fo,1
∂po,2

)Γ

∂pΓ+1
o,2 +

(
∂Fo,1
∂sw,1

)Γ

∂sΓ+1
w,1 +

(
∂Fo,1
∂sw,2

)Γ

∂sΓ+1
w,2 . (97)

Nodos i = 2, 3, ..., I − 1

−FrΓ
o,i =

(
∂Fo,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−i +

(
∂Fo,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂Fo,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i

+
(

∂Fo,i
∂sw,i−1

)Γ

∂sΓ+1
w,i−i +

(
∂Fo,i
∂sw,i

)Γ

∂sΓ+1
w,i +

(
∂Fo,i
∂sw,i+1

)Γ

∂sΓ+1
w,i+i.

(98)

Nodo i = I

− FrΓ
o,I =

(
∂Fo,I

∂po,I−1

)Γ

∂pΓ+1
o,I−1 +

(
∂Fo,I

∂po,I

)Γ

∂pΓ+1
o,I +

(
∂Fo,I

∂sw,I−1

)Γ

∂sΓ+1
w,I−1 +

(
∂Fo,I

∂sw,I

)Γ

∂sΓ+1
w,I .

(99)

Fase agua

Nodo i = 1

− FrΓ
w,1 =

(
∂Fw,1

∂po,1

)Γ

∂pΓ+1
o,1 +

(
∂Fw,1

∂po,2

)Γ

∂pΓ+1
o,2 +

(
∂Fw,1

∂sw,1

)Γ

∂sΓ+1
w,1 +

(
∂Fw,1

∂sw,2

)Γ

∂sΓ+1
w,2 . (100)

Nodos i = 2, 3, ..., I − 1

−FrΓ
w,i =

(
∂Fw,i
∂po,i−1

)Γ

∂pΓ+1
o,i−i +

(
∂Fw,i
∂po,i

)Γ

∂pΓ+1
o,i +

(
∂Fw,i
∂po,i+1

)Γ

∂pΓ+1
o,i+i

+
(

∂Fw,i
∂sw,i−1

)Γ

∂sΓ+1
w,i−i +

(
∂Fw,i
∂sw,i

)Γ

∂sΓ+1
w,i +

(
∂Fw,i
∂sw,i+1

)Γ

∂sΓ+1
w,i+i.

(101)

Nodo i = I

− FrΓ
w,I =

(
∂Fw,I

∂po,I−1

)Γ

∂pΓ+1
o,I−1 +

(
∂Fw,I

∂po,I

)Γ

∂pΓ+1
o,I +

(
∂Fw,I

∂sw,I−1

)Γ

∂sΓ+1
w,I−1 +

(
∂Fw,I

∂sw,I

)Γ

∂sΓ+1
w,I .

(102)
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El sistema de Ecs. 97 -102 puede ser expresado de forma matricial a partir de la
multiplicación de una matriz de derivadas denominada Jacobiano (J ) por la matriz de
los cambios iterativos de las variables primarias o incógnitas al tiempo Γ + 1:



∂Frw,1

∂po,1

∂Frw,1

∂Sw,1

∂Frw,1

∂po,2

∂Frw,1

∂Sw,2

∂Fro,1
∂po,1

∂Fro,1
∂Sw,1

∂Fro,1
∂po,2

∂Fro,1
∂Sw,2

∂Frw,2

∂po,1

∂Frw,2

∂Sw,1

∂Frw,2

∂po,2

∂Frw,2

∂Sw,2

∂Frw,2

∂po,3

∂Frw,2

∂Sw,3

∂Fro,2
∂po,1

∂Fro,2
∂Sw,1

∂Fro,2
∂po,2

∂Fro,2
∂Sw,2

∂Fro,2
∂po,3

∂Fro,2
∂Sw,3

• • •
• • •

∂Frw,I

∂po,I−1

∂Frw,I

∂Sw,I−1

∂Frw,I

∂po,I

∂Frw,I

∂Sw,I

∂Fro,I
∂po,I−1

∂Fro,I
∂Sw,I−1

∂Fro,I
∂po,I

∂Fro,I
∂Sw,I



Γ



∂po,1
∂Sw,1
∂po,2
∂Sw,2
•
•

∂po,I
∂Sw,I



Γ+1

= −



Fro,1
Frw,1
Fro,2
Frw,2
•
•

Fro,I
Frw,I



Γ

.

(103)

Del sistema matricial 103 se pueden obtener los valores de las incógnitas del vector
solución (∂pΓ+1

o,i y ∂sΓ+1
w,i ), en el cual los valores de presión y saturación al tiempo Γ + 1

se pueden calcular de la manera siguiente:

pΓ+1
o,i = pΓ

o,i + ∂pΓ+1
o,i , (104)

SΓ+1
w,i = SΓ

w,i + ∂SΓ+1
w,i . (105)

Al utilizar el método de Newton es necesario establecer las condiciones de convergencia
de los valores de presión y saturación, los cuales están sujetos a valores de tolerancia o
error para la variables primarias (po, Sw) por lo cual se tiene un error para presión (εp)
y un error para saturación de agua (εSw), en el cual los valores de solución convergen
cuando los cambios iterativos de las incógnitas son menores que la tolerancia establecida:∣∣∂pΓ+1

o,i

∣∣ < εp, (106)

∣∣∂SΓ+1
w,i

∣∣ < εSw . (107)

4.3.5. Modelo 1D (una dimensión)

Una manera de representar el sistema matricial 103 considerando únicamente la
dirección x, es nombrando las diferentes diagonales del sistema de acuerdo a la posición
del nodo a derivar, con lo cual, las derivadas de las funciones residuo en i + 1 se
encuentran en la diagonal Este (en inglés: East (E)), las derivadas en i−1 se encuentran
en la diagonal Oeste (en inglés: West (W )) y las derivadas en i se encuentran en la
diagonal Central (en inglés: Center (Ce)); en la Figura 4.7 se muestra un esquema de
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las direcciones a derivar en una dimensión, de acuerdo a lo anterior se tiene el sistema
matricial siguiente:



Ce1 E1

W2 Ce2 E2

W3 Ce3 E3

• • •
• • •
• • •
• • •

WI CeI



Γ 

∂X1

∂X2

∂X3

•
•
•
•

∂XI



Γ+1

= −



Fr1

Fr2

Fr3

•
•
•
•
FrI



Γ

, (108)

donde:

Wi =

(
∂Frw,i
∂po,i−1

∂Frw,i
∂Sw,i−1

∂Fro,i
∂po,i−1

∂Fro,i
∂Sw,i−1

)
, (109)

Cei =

(
∂Frw,i
∂po,i

∂Frw,i
∂Sw,i

∂Fro,i
∂po,i

∂Fro,i
∂Sw,i

)
, (110)

Ei =

(
∂Frw,i
∂po,i+1

∂Frw,i
∂Sw,i+1

∂Fro,i
∂po,i+1

∂Fro,i
∂Sw,i+1

)
. (111)

Expresando el sistema matricial 108 de forma simpli�cada en términos del Jacobiano
(J ):

JΓ∂X
Γ+1

= −F̄ rΓ
, (112)

donde:

∂X i =

(
∂po,i
∂Sw,i

)
, (113)

Fri =

(
Fro,i
Frw,i

)
. (114)
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Figura 4.7: Modelo de una dimensión (1D).

4.3.6. Modelo 2D (dos dimensiones)

Al aumentar el número de dimensiones se realiza un proceso similar a lo presentado
para una dimensión; de acuerdo al esquema de la Figura 4.8 donde se muestran las
direcciones x y y para un modelo de dos dimensiones, donde los nodos en i corren a
lo largo del eje x y los nodos en j corren a lo largo del eje y es necesario agregar las
derivadas de las funciones residuo en la dirección y, nombrando a la diagonal de las
derivadas en j + 1 como diagonal Norte (en inglés: North (N)) y a la diagonal de las
derivadas en j− 1 como diagonal Sur (en inglés: South (St)), manteniendo como punto
de referencia al nodo i, j, k, con lo cual al extender el modelo a dos dimensiones el
número de ecuaciones aumenta y el sistema matricial queda como:

Ce1 E1 N1

W2 Ce2 E2 N2

W3 Ce3 E3

• • •
Sti • • • Ni

• • •
StI−1 • • •

StI WI CeI



Γ 

∂X1

∂X2

∂X3

•
•
•
•

∂XI



Γ+1

= −



Fr1

Fr2

Fr3

•
•
•
•
FrI



Γ

, (115)

donde:

Sti =

(
∂Frw,i,j
∂po,i,j−1

∂Frw,i,j
∂Sw,i,j−1

∂Fro,i,j
∂po,i,j−1

∂Fro,i,j
∂Sw,i,j−1

)
, (116)

Ni =

(
∂Frw,i,j
∂po,i,j+1

∂Frw,i,j
∂Sw,i,j+1

∂Fro,i,j
∂po,i,j+1

∂Fro,i,j
∂Sw,i,j+1

)
. (117)
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Expresando el sistema matricial 115 de forma simpli�cada en términos del Jacobiano
(J ):

JΓ∂X̄Γ+1 = −FrΓ,

donde:

∂X i,j =

(
∂po,i,j
∂Sw,i,j

)
, (118)

Fri,j =

(
Fro,i,j
Frw,i,j

)
. (119)

Figura 4.8: Modelo de dos dimensiones (2D).

4.3.7. Modelo 3D (tres dimensiones)

Para el modelo de tres dimensiones, al igual que para el modelo de dos dimensiones, se
agregan las ecuaciones correspondientes a la nueva dirección a considerar, aumentando
el tamaño del sistema matricial, de acuerdo al esquema presentado en la Figura 4.9
en el cual se considera la dirección z para un modelo de tres dimensiones; se nombra
como diagonal Superior (en inglés: Up (Up)) a la diagonal que contiene las derivadas
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en k − 1 y a la diagonal de las derivadas en k + 1 se le nombra diagonal Inferior (en
inglés: Down (Do)); cabe señalar que esta forma de mencionar a las diagonales se basa
en la orientación de la dirección z, por lo cual dependiendo del sistema de referencia
la diagonal Up puede ser la diagonal Down y viceversa, de acuerdo a lo mencionado el
sistema matricial queda como:

Ce1 E1 N1 Do
W2 Ce2 E2 N2

W3 Ce3 E3

• • •
Sti • • • Ni

Up • • •
StI−1 • • •

StI WI CeI



Γ 

∂X1

∂X2

∂X3

•
•
•
•

∂XI



Γ+1

= −



Fr1

Fr2

Fr3

•
•
•
•
FrI



Γ

,

(120)

donde:

Upi =

(
∂Frw,i,j
∂po,i,j,k−1

∂Frw,i,j
∂Sw,i,j,k−1

∂Fro,i,j
∂po,i,j,k−1

∂Fro,i,j
∂Sw,i,j,k−1

)
, (121)

Doi =

(
∂Frw,i,j
∂po,i,j,k+1

∂Frw,i,j
∂Sw,i,k+1

∂Fro,i,j
∂po,i,j,k+1

∂Fro,i,j
∂Sw,i,j,k+1

)
. (122)

Expresando el sistema matricial 120 en forma simpli�cada en términos del Jacobiano
(J ):

JΓ∂X
Γ+1

= −FrΓ,

donde:

∂X i,j =

(
∂po,i,j
∂Sw,i,j

)
, (123)

Fri,j =

(
Fro,i,j
Frw,i,j

)
. (124)
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Figura 4.9: Modelo de tres dimensiones (3D).

4.3.8. Elementos del Jacobiano

Como se mencionó anteriormente es necesario resolver un sistema matricial en el cual la
matriz Jacobiana (J) se encuentra compuesta por las derivadas de las funciones residuo
de cada fase respecto a las variables pw y Sw. A continuación se muestra la obtención
de los elementos del Jacobiano considerando una sola dimensión; en el Apéndice A se
muestran las derivadas de los términos de potencial y transmisibilidad, como se señaló
anteriormente, se realiza un proceso similar al aumentar de dimensiones:

Derivadas de la función residuo de la fase aceite

Partiendo de la ecuación general:

T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
o,i =

Vb,i
∆t

{
[φ(1− Sw)bo]

Γ+1
i − [φ(1− Sw)bo]

Γ
i

}
. (125)

Antes de continuar, es necesario observar que la Ec. 125 puede ser agrupada en diversos
términos según las características de sus elementos, nombrando como FTO (término
de �ujo de aceite, en inglés: Flow Term Oil) a los elementos que caracterizan el �ujo
de aceite, STO (término fuente de aceite, en inglés: Source Term Oil) a los elementos
que componen el términos fuente y ATO (término de acumulación de aceite, en inglés:
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Acumulation Term Oil) a los elementos que caracterizan la acumulación en el sistema,
de acuerdo a lo comentado se tiene:

FTO + STO = ATO. (126)

Expresando la Eq. 126 en forma residual (Fro,i):

Fro,i = FTO + STO − ATO = 0, (127)

donde:

FTO = T Γ+1
o,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − (γo∆D)i+ 1

2

]Γ+1

− T Γ+1
o,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)i− 1

2

]Γ+1

,

(127a)

STO = qΓ+1
o,i , (127b)

ATO =
Vb,i
∆t

{
[φ(1− Sw)bo]

Γ+1
o,i − [φ(1− Sw)bo]

Γ
i

}
. (127c)

De igual forma es posible agrupar a los elementos de FTO en términos de la transmisibi-
lidad identi�cándolos por el pre�jo Tra y a los términos de potencial denotándolos por
el pre�jo Pot, mencionando como OX2 a los elementos en i+ 1

2
y OX1 a los elementos

en i− 1
2
, de la manera siguiente:

FTO = Tra.OX2 • Pot.OX2− Tra.OX1 • Pot.OX1, (128)

donde:

Pot.OX2 =
[
pΓ+1
o,i+1 − pΓ+1

o,i − (γo∆D)Γ+1
i+ 1

2

]
, (128a)

Pot.OX1 =
[
po,i − po,i−1 − (γo∆D)Γ+1

i− 1
2

]
, (128b)

Tra.OX2 = To,i+ 1
2

=

(
Ax
∆x

)
i+ 1

2

λo,i+ 1
2

= Fg
kobo
µo

, (128c)

Tra.OX1 = To,i− 1
2

=

(
Ax
∆x

)
i− 1

2

λo,i− 1
2

= Fg
kobo
µo

. (128d)

De acuerdo a lo anterior, las derivadas de la función residuo del aceite respecto a la
presión de aceite (po) y saturación de agua (Sw) quedan como:
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Derivada de Fro,i respecto a po,1−1

∂Fro,i
∂po,i−1

=
∂FTOi

∂po,i−1

+
∂STOi

∂po,i−1

+
∂ATOi

∂po,i−1

, (129)

donde:

∂FTOi

∂po,i−1

= −Pot.OX1
∂Tra.OX1

∂po,i−1

− Tra.OX1
∂Pot.OX1

∂po,i−1

, (129a)

∂STOi

∂po,i−1

= 0, (129b)

∂ATOi

∂po,i−1

= 0. (129c)

Derivada de Fro,i repecto a po,i

∂Fro,i
∂po,i

=
∂FTOi

∂po,i
+
∂STOi

∂po,i
+
∂ATOi

∂po,i
, (130)

donde:

∂FTOi
∂po,i

= Tra.OX2∂Pot.OX2
∂po,i

+ Pot.OX2∂Pot.OX2
∂po,i

−Tra.OX1∂Pot.OX1
∂po,i

− Pot.OX1∂Pot.OX1
∂po,i

,
(130a)

∂STOi

∂po,i
= bo,i

∂qo,i
∂po,i

+ qo,i
∂bo,i
∂po,i

, (130b)

∂ATOi

∂po,i
=
Vp,i
4t

[
(1 + Cr(p

Γ+1
o,i − pΓ

o,i)(1− sw,i)
∂bo,i
∂po,i

+ Cr,ibo,i(1− sw,i)
]
. (130c)

Derivada de Fro,i repecto a po,i+1

∂Fro,i
∂po,i+1

=
∂FTOi

∂po,i+1

+
∂STOi

∂po,i+1

+
∂ATOi

∂po,i+1

, (131)

donde:

∂FTOi

∂po,i+1

= Pot.OX2
∂Tra.OX2

∂po,i+1

+ Tra.OX2
∂Pot.OX2

∂po,i+1

, (131a)

∂STOi

∂po,i+1

= 0, (131b)
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∂ATOi

∂po,i+1

= 0. (131c)

Derivada de Fro,i respecto a sw,i−1

∂Fro,i
∂sw,i−1

=
∂FTOi

∂sw,i−1

+
∂STOi

∂sw,i−1

+
∂ATOi

∂sw,i−1

, (132)

donde:

∂FTOi

∂sw,i−1

= −Pot.OXI ∂Tra.OX1

∂Sw,i−1

, (132a)

∂STOi

∂sw,i−1

= 0, (132b)

∂ATOi

∂sw,i−1

= 0. (132c)

Derivada de Fro,i respecto a sw,i

∂Fro,i
∂sw,i

=
∂FTOi

∂sw,i
+
∂STOi

∂sw,i
+
∂ATOi

∂sw,i
, (133)

donde:

∂FTOi

∂sw,i
= Pot.OX2

∂Tra.OX2

∂Sw,i
− Pot.OXI ∂Tra.OX1

∂Sw,i
, (133a)

∂STOi

∂sw,i
= 0, (133b)

∂ATOi

∂sw,i
= −Vp,i
4t

[
(1 + Cr,i(p

Γ+1
o,i − pΓ

o,i)bo,i
]
. (133c)

Derivada de Fro,i respecto sw,i+1

∂Fro,i
∂sw,i+1

=
∂FTOi

∂sw,i+1

+
∂STOi

∂sw,i+1

+
∂ATOi

∂sw,i+1

, (134)

donde:

∂FTOi

∂sw,i+1

= Pot.OX2
∂Tra.OX2

∂Sw,i+1

, (134a)

∂STOi

∂sw,i+1

= 0, (134b)

∂ATOi

∂sw,i+1

= 0. (134c)
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Derivadas de la función residuo del agua

Para las derivadas de las funciones residuo de la fase agua, al igual que para las derivadas
de las ecuaciones de aceite, se nombran los términos de �ujo de agua como FTW
(término de �ujo de agua, en inglés: Flow Term Water), al término fuente como STW
(término fuente de agua, en inglés: Source Term Water) y al término de acumulación
como ATW (término de acumulación de agua, en inglés: Acumulation Term Water),
con lo cual las derivadas son mostradas de la manera siguiente:

Partiendo de la ecuación general:

T Γ+1
w,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − pcwo,i+1 + pcwo,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

−T Γ+1
w,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − pcwo,i + pcwo,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

+ qΓ+1
w,i =

Vb,i
∆t

[
(φSwbw)Γ+1

i − (φSwbw)Γ
i

]
. (135)

La Ec. 135 puede ser expresada de la siguiente manera, considerando los términos de
potencial, acumulación y término fuente:

FTW + STW = ATW, (136)

expresando en forma residual Frw,i:

Frw,i = FTW + STW − ATW = 0, (137)

donde:

FTW = T Γ+1
w,i+ 1

2

[
po,i+1 − po,i − pcwo,i+1 + pcwo,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

−T Γ+1
w,i− 1

2

[
po,i − po,i−1 − pcwo,i + pcwo,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

,

(137a)

STW = qΓ+1
w,i , (137b)

ATW =
Vb,i
∆t

[
(φSwbw)Γ+1

i − (φSwbw)Γ
i

]
. (137c)

De igual forma se puede expresar a FTW , identi�cando los términos de transmisibilidad
y potencial utilizando los pre�jos Tra y Pot, agregando WX1 o WX2, para identi�car
si se encuentran en i− 1

2
o i+ 1

2
, quedando:

FTW = Tra.WX2 • Pot.WX2− Tra.WX1 • Pot.WX1, (138)
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donde:

Pot.WX2 =
[
po,i+1 − po,i − pcwo,i+1 + pcwo,i − (γw∆D)i+ 1

2

]Γ+1

, (138a)

Pot.WX1 =
[
po,i − po,i−1 − pcwo,i + pcwo,i−1 − (γw∆D)i− 1

2

]Γ+1

, (138b)

Tra.WX2 = Tw,i+ 1
2

=

(
Ax
∆x

)
i+ 1

2

λw,i+ 1
2

= Fg
kwbw
µw

, (138c)

Tra.WX1 = Tw,i− 1
2

=

(
Ax
∆x

)
i− 1

2

λw,i− 1
2

= Fg
kwbw
µw

. (138d)

De acuerdo a lo anterior, las derivadas de la función residuo del agua respecto a presión
de aceite (po) y saturación de agua (Sw) quedan como:

Derivada de Frw,i respecto a po,i−1

∂Frw,i
∂po,i−1

=
∂FTWi

∂po,i−1

+
∂STWi

∂po,i−1

+
∂ATWi

∂po,i−1

, (139)

donde:

∂FTWi

∂po,i−1

= −Pot.WX1
∂Tra.WX1

∂po,i−1

− Tra.WX1
∂Pot.WX1

∂po,i−1

, (139a)

∂STWi

∂po,i−1

= 0, (139b)

∂ATWi

∂po,i−1

= 0. (139c)

Derivada de Frw,i respecto a po,i

∂Frw,i
∂po,i

=
∂FTWi

∂po,i
+
∂STWi

∂po,i
+
∂ATWi

∂po,i
, (140)

donde:
∂FTWi

∂po,i
= Tra.WX2∂Pot.WX2

∂po,i
+ Pot.WX2∂Tra.WX2

∂po,i

−Pot.WX1∂Tra.WX1
∂po,i

− Tra.WX1∂Pot.WX1
∂po,i

,
(140a)
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∂STWi

∂po,i
= bw,i

∂qw,i
∂po,i

+ qw,i
∂bw,i
∂po,i

, (140b)

∂ATWi

∂po,i
=
Vp,i
4t

[
(1 + Cr(p

Γ+1
o,i − pΓ

o,i)sw,i
∂bw,i
∂po,i

+ Cr,ibw,isw,i

]
. (140c)

Derivada de Frw,i respecto a po,i+1

∂Frw,i
∂po,i+1

=
∂FTWi

∂po,i+1

+
∂STWi

∂po,i+1

+
∂ATWi

∂po,i+1

, (141)

donde:

∂FTWi

∂po,i+1

= Pot.WX2
∂Tra.WX2

∂po,i+1

+ Tra.WX2
∂Pot.WX2

∂po,i+1

, (141a)

∂STWi

∂po,i+1

= 0, (141b)

∂ATWi

∂po,i+1

= 0. (141c)

Derivada de Frw,i respecto a sw,i−1

∂Frw,i
∂sw,i−1

=
∂FTWi

∂sw,i−1

+
∂STWi

∂sw,i−1

+
∂ATWi

∂sw,i−1

, (142)

donde:

∂FTWi

∂sw,i−1

= −Pot.WX1
∂Tra.WX1

∂sw,i−1

− Tra.WX1
∂Pot.WX1

∂sw,i−1

, (142a)

∂STWi

∂sw,i−1

= 0, (142b)

∂ATWi

∂sw,i−1

= 0. (142c)

Derivada de Frw,i respecto a sw,i

∂Frw,i
∂sw,i

=
∂FTWi

∂sw,i
+
∂STWi

∂sw,i
+
∂ATWi

∂sw,i
, (143)
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donde:
∂FTWi

∂sw,i
= Tra.WX2∂Pot.WX2

∂sw,i
+ Pot.WX2∂Tra.WX2

∂sw,i

−Pot.WX1∂Tra.WX1
∂sw,i

− Tra.WX1∂Pot.WX1
∂sw,i

,
(143a)

∂STWi

∂sw,i
= bw,i

∂qw,i
∂sw,i

+ qw,i
∂bw,i
∂sw,i

, (143b)

∂ATWi

∂sw,i
=
Vp,i
4t

[
[1 + Cr(p

Γ+1
o,i − pΓ

o,i)](bw,i − sw,i
∂bw,i
∂pw,i

∂pcow,i
∂sw,i

)

]
. (143c)

Derivada de Frw,i respecto a sw,i+1

∂Frw,i
∂sw,i+1

=
∂FTWi

∂sw,i+1

+
∂STWi

∂sw,i+1

+
∂ATWi

∂sw,i+1

, (144)

donde:

∂FTWi

∂sw,i+1

= Tra.WX2
∂Pot.WX2

∂sw,i+1

+ Pot.WX2
∂Tra.WX2

∂sw,i+1

, (144a)

∂STWi

∂sw,i+1

= 0, (144b)

∂ATWi

∂sw,i+1

= 0. (144c)

4.4. Fuentes y sumideros

4.4.1. Modelo de Peaceman

Peaceman (1978) presentó un modelo básico de pozo el cual representa la base de
muchos simuladores comerciales; en su trabajo presentó la relación que tiene la presión
de la celda y la presión de fondo, de�niendo un radio equivalente de acuerdo a la
geometría de la celda donde se coloca el pozo. En la Figura 4.10 se muestra un
esquema en dos dimensiones en el cual se aprecia la relación de la celda del pozo con
las celdas vecinas. Peaceman (1978) de�ne la presión de fondo �uyente y el gasto de
la forma siguiente:

52



4 Modelo de simulación para �ujo bifásico (agua-aceite)

pwf = p̄+
qµ

2πkh
ln

(
rw
r0

)
, (145)

q =
2πkh

µ
· (p̄− pwf )

ln
(
r0
rw

) , (146)

donde:

pwf = presión de fondo fluyente,
p̄ = presión promedio,
q = gasto,
k = permeabilidad,
h = espesor,
µ = viscosidad,
r0 = radio equivalente,
rw = radio del pozo.

A partir de diversas pruebas numéricas y diversos estudios se encontraron los valores
de r0 que se ajustan a la diferencia de presión en el pozo, Peaceman (1978) dejo
expresado el radio equivalente en términos de la longitud de la celda (4x ):

r0 = 0.24x. (147)

Al sustituir la Ec. 147 en las Ecs. 145 y 146 se llega al modelo básico de Peaceman,
el cual considera celdas cuadradas con un pozo centrado para un medio isotrópico:

pwf = p̄− qµ

2πkh
ln

(
0.24x
rw

)
, (148)

q =
2πkh

µ
· (p̄− pwf )

ln
(

0.24x
rw

) . (149)

Cabe señalar que la Ec. 147 fue obtenida a partir de pruebas de simulación y representa
una aproximación a la solución analítica, en la cual Peaceman (1978) con ayuda de
diversos estudios llegó a determinar que r0 = 0.19824x, con lo cual, la Ec. 147 es
igualmente válida. Debido a que en la simulación numérica de yacimientos no siempre
se realizan modelos en los que todas las celdas sean cuadradas y el medio sea isotrópico,
se han realizado diversas extensiones al modelo de Peaceman, en la Figura 4.11 se
muestran los modelos más conocidos.
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Figura 4.10: Relación entre la caida de presión del pozo y las celdas vecinas (Peaceman,
1978).

Figura 4.11: Modelos de radio equivalente (Lopez, 2012).
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4.4.2. Esquema de producción de aceite a presión constante

El gasto de aceite y agua depende de las condiciones de presión a la cual se mide, por
lo cual existe una diferencia de los volúmenes medidos a condiciones de yacimiento y
condiciones de super�cie; debido a esto, el gasto de aceite y agua a condiciones estándar
( qo,c.s. y qw,c.s.) está en función del gasto de aceite y agua a condiciones de yacimiento
( qo y qw) y del factor de encogimiento de cada una de las fases:

qo,c.s. = (qobo) , (150)

qw,c.s. = (qwbw) , (151)

donde:

bo = factor de encogimiento del aceite ( 1
Bo

),

bw = factor de encogimiento del agua ( 1
Bw

).

Con base en lo mencionado es necesario obtener las derivadas del gasto de agua y aceite
a condiciones de yacimiento, las cuales se encuentran de forma implícita al realizar
las derivadas del término fuente (STO y STW ) de las funciones residuo. Tomando
en cuenta que la presión capilar agua-aceite es nula (po = pw), ambas fases estarán
sometidas a la misma caída de presión, por lo que el gasto dependerá de la movilidad
del agua y el aceite; de esta manera el gasto de agua (qw) y aceite (qo) puede quedar
expresado en términos del índice de productividad (WI ) y la caída de presión (4p )
en el pozo descrita por el modelo de Peaceman (1978) de la manera siguiente:

Aceite

qo = WIλo∆p, (152)

tomando en cuenta la de�nición de (4p):

qo = WIλo (po − pwf ) . (152a)

Agua

qw = WIλw∆p, (153)

tomando en cuenta la de�nición de (4p):

qw = WIλw (pw − pwf ) . (153a)
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De las Ecs. 152 y 153, λo y λw son la movilidad del agua y aceite y el índice de
productividad (WI ) queda expresado de la manera siguiente:

WI =
2πkh

log
[
r0
rw

] . (154)

De acuerdo a lo anterior, las derivadas del gasto de aceite y agua se calculan de la forma
siguiente:

Derivada del gasto de aceite respecto a la presión
(
∂qo
∂po

)
∂qo
∂po

= WI
∂

∂po
(λo∆p) , (155)

derivando:

∂qo
∂po

= WI

(
λo
∂∆p

∂po
+ ∆p

∂λo
∂po

)
, (155a)

∂qo
∂po

= WIλo

(
1− ∆p

µo

∂µo
∂po

)
. (155b)

Derivada del gasto de aceite respecto a saturación
(
∂qo
∂Sw

)
∂qo
∂sw

= WI
∂

∂sw
(λo∆p) , (156)

derivando:

∂qo
∂sw

= WI

(
λo
∂∆p

∂sw
+ ∆p

∂λo
∂sw

)
, (156a)

∂qo
∂sw

= WI
∆p

µo

∂kro
∂sw

. (156b)

Derivada del gasto de agua respecto a presión
(
∂qw
∂po

)
∂qw
∂po

= WI
∂

∂po
(λw∆p) , (157)

derivando:

∂qw
∂po

= WI

(
λw
∂∆p

∂po
+ ∆p

∂λw
∂po

)
, (157a)
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∂qw
∂po

= WIλw

(
1− ∆p

µw

∂µw
∂po

)
. (157b)

Derivada del gasto de agua respecto a saturación
(
∂qw
∂sw

)
∂qw
∂sw

= WI
∂

∂sw
(λw∆p) , (158)

derivando:

∂qw
∂sw

= WI

(
λw
∂∆p

∂sw
+ ∆p

∂λw
∂sw

)
, (158a)

∂qw
∂sw

=
WI4p
µw

[
∂krw
∂sw

+
krw
µw

∂µw
∂pw

∂pc
∂sw

]
. (158b)

4.4.3. Esquema de inyección de agua a gasto constante

Durante la inyección de agua la diferencia de presión es causada por las condiciones de
�ujo existentes en la formación; debido a esto, se considera la movilidad total (λT ) de
las fases presentes en el medio poroso, en este caso serán las movilidades del agua (λw)
y aceite (λo). Al igual que en el esquema de producción a presión constante es posible
expresar el gasto de agua (qw) en términos del índice de productividad (WI ) y de la
caída de presión 4p de la manera siguiente:

qw = WIλT∆p, (159)

donde:

λT = λw + λo. (159a)

De acuerdo a lo anterior las derivadas del gasto de agua respecto a presión y saturación
quedan de la forma siguiente:

Derivada del gasto de agua respecto a presión
(
∂qw
∂po

)
.

∂qw
∂po

= WI
∂

∂po
(λT∆p) , (160)

derivando:
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∂qw
∂po

= WI

(
λT
∂∆p

∂po
+ ∆p

∂λT
∂po

)
, (160a)

∂qw
∂po

= WI

(
λT −∆p

[
kro
µ2
o

∂µo
∂po

+
krw
µ2
w

∂µw
∂pw

])
. (160b)

Derivada del gasto de agua respecto a saturación
(
∂qw
∂sw

)
.

∂qw
∂sw

= WI
∂

∂sw
(λT∆p) , (161)

derivando:

∂qw
∂sw

= WI

(
λT
∂∆p

∂sw
+ ∆p

∂λT
∂sw

)
, (161a)

∂qw
∂sw

= WI∆p

[
1

µo

∂kro
∂sw

+
1

µw

∂krw
∂∂sw

+
krw
µ2
w

∂µw
∂pw

∂pc
∂sw

]
. (161b)

4.5. Inclusión de la inyección de tensoactivos al modelo de �ujo bifásico

(agua-aceite)

4.5.1. Modelo conceptual

Al inyectar agua con tensoactivo, las moléculas y micelas de éste son transportadas
por el agua principalmente por efectos advectivos y mezclado, aunque generalmente
existen fenómenos de adsorción y difusión en el medio, se busca realizar la inyección
de tensoactivos a la CMC (Concentración Micelar Crítica) con la �nalidad de que la
concentración de tensoactivo no disminuya manteniendo las condiciones óptimas de
tensión interfacial entre el aceite y el agua; de acuerdo a lo anterior, si la concentración
de tensoactivo no disminuye por efectos de adsorción y difusión, es posible modelar el
�ujo de tensoactivos a partir de la variación de la tensión interfacial entre el agua y el
aceite. La Figura 4.12 muestra el trasporte de moléculas de tensoactivo al desplazar
aceite con agua, conforme el agua es inyectada la saturación de aceite disminuye hasta
alcanzar la saturación de aceite residual.

Debido a la existencia de agua en el yacimiento, conforme el �ujo de agua inyectada
avanza se tiene una variación de la concentración de tensoactivo por efectos de mezclado
entre el agua de inyección (agua con tensoactivo) y el agua del yacimiento, modi�cando
así las condiciones de tensión interfacial obteniendo un mejor desplazamiento del aceite
causado por el empuje del agua y la reducción de la tensión interfacial; esta reducción de
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la tensión interfacial provoca una variación de las curvas de permeabilidades relativas,
a partir de dichos cambios es posible modelar el �ujo de tensoactivo en el medio poroso.

Figura 4.12: Modelo conceptual para la inyección de tensoactivo.

4.5.2. Modelo matemático

Considerando que la velocidad de �ujo con la que el tensoactivo se mueve es igual a
la velocidad del agua en el medio poroso y considerando la masa de tensoactivo en
solución, es posible obtener el per�l de concentración que se tiene en el yacimiento por
efectos advectivos. En un modelo de simulación para �ujo de agua y aceite es posible
conocer el volumen de agua que entra y sale de las celdas de simulación; si se considera
que dicho volumen (V ) tiene determinada masa (m) de tensoactivo, se tiene que existe
variación de la concentración por causa de un intercambio de masa entre las celdas.
En la Figura 4.13 se observa el balance de masa en las direcciones x, y, z, en el cual
se tiene el gasto (q) que entra y sale por las caras transversales al �ujo; considerando
un cierto tiempo (∆t), se conoce el volumen que entra por cada una de las caras del
sistema:

Figura 4.13: Modelo matemático (balance de masa).
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Vx1 = qx1∆t; Vx2 = qx2∆t, (162)

Vy1 = qy1∆t; Vy2 = qy2∆t, (163)

Vz1 = qz1∆t; Vz2 = qz2∆t, (164)

tomando en cuenta la de�nición de concentración (C) y considerando que el volumen
tiene determinada concentración de tensoactivo, se puede determinar la masa de ten-
soactivo en el volumen de agua que entra al sistema:

mx1 = (CV )x1; mx2 = (CV )x1, (165)

my1 = (CV )y1; my2 = (CV )y2, (166)

mz1 = (CV )z1; mz2 = (CV )z3. (167)

De acuerdo a lo anterior, se puede conocer la concentración y el volumen total que
�uye en las direcciones x, y, z. El volumen total (VT ) y su concentración (CT ) quedan
de�nidos como:

VT = Vx1 + Vx2 + Vy1 + Vy2 + Vz1 + Vz2, (168)

CT =
mx1 +my1 +mz1 +mx2 +my2 +mz3

VT
. (169)

De la Ec. 168 se deben considerar únicamente los volúmenes de entrada, por lo cual
se deben tomar en cuenta los potenciales que existen entre las celdas y despreciar los
volúmenes de salida. Para el esquema propuesto en la Figura 4.13 se tiene que los
volúmenes de entrada (VE) y salida (VS) son:

VE = Vx1 + Vy1 + Vz1, (170)

VS = Vx2 + Vy2 + Vz2. (171)
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Se puede determinar la concentración del volumen de entrada (CE) y salida (CS) de la
manera siguiente:

CE =
mx1 +my1 +mz1

VE
, (172)

CS =
mx2 +my2 +mz2

VS
. (173)

Conociendo la concentración de entrada en cada una de las celdas, es posible calcular la
concentración de tensoactivo a un determinado tiempo. En la Figura 4.14 se muestra
la relación que existe entre el volumen de agua que entra en la celda y el volumen de
agua inicial en la celda (VI); el resultado de la mezcla entre el volumen de entrada y
el volumen inicial da como resultado la concentración del volumen inicial (CI) a un
tiempo mayor Γ + 1; dicha concentración puede ser obtenida considerando la masa en
solución del volumen de entrada (mE) y la masa del volumen inicial (mI), de la manera
siguiente:

CΓ+1
I =

mΓ
E +mΓ

I

V Γ
F

, (174)

donde:

V Γ
F = V Γ

E + V Γ
I . (175)

Figura 4.14: Relación del cambio de concentración.
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De acuerdo al modelo propuesto existen tres posibles casos a considerar para la obten-
ción del per�l de concentraciones; en el primero caso, el volumen de entrada es menor
que el volumen �nal de agua; en el segundo, el volumen de entrada es igual o mayor al
volumen �nal; en el tercer caso, el volumen de entrada es menor que la diferencia entre
el volumen �nal de agua en la celda y el volumen inicial; de acuerdo con esto se recurre
al concepto de que el agua de entrada desplaza al agua inicial en la celda, lo cual es
importante al considerar el volumen y la masa con los que se calcula la concentración.
En la Figura 4.15 se puede observar un esquema general de los casos a considerar.

Figura 4.15: Casos a considerar para la implementación de la inyección de tensoactivo.
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4.6. Validación del �ujo agua-aceite (modelo 2D)

Como parte de la validación del modelo de simulación, se realizó una comparación entre
los valores arrojados por un simulador comercial y los obtenidos mediante el modelo
propuesto; la simulación se desarrolló en un modelo no isotrópico en dos dimensiones
de manera horizontal; las características geométricas, propiedades de los �uidos y la
roca se muestran en la Tabla 4.1; las curvas de permeabilidades relativas utilizadas se
muestran en la Figura 4.16.

Tabla 4.1: Características (Modelo vs Simulador comercial).
Datos Valor Datos Valor

Longitud en x (ft) 450 rw (in) 8.0
Longitud en y (ft) 450 Nodos en x 15
Longitud en z (ft) 30 Nodos en y 15
Porosidad (φ) 0.2 Nodos en z 1

Profundidad (ft) 2000 Tiempo (dı́as) 365
cr (1/psi) 3e-6 Presión de producción (psi) 2900

sw 0.25 Gasto de inyección (bbl/dı́a) 300

Figura 4.16: Curvas de permeabilidades relativas utilizadas para la simulación (Modelo
vs Simulador comercial).
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La Figura 4.17 muestra la comparación del gasto de aceite producido a condicones
estandar; para el modelo desarrollado se puede observar un disminución del gasto a
tiempos cortos, este comportamiento no ocurre en la realidad y se esperaría que in-
mediatamente aumentara la producción; sin embargo, al ser un modelo numérico las
primeras iteraciones buscan ajustar el comportamiento real; por otra parte el simula-
dor comercial no muestra estos valores iniciales debido a que de forma interna omite
arrojar valores a tiempos cortos; a pesar de estas diferencias el modelo y el simulador
comercial se comportan de manera similar estabilizándose con una producción de 300
bbl/dı́a durante un cierto tiempo, posteriormente el gasto de aceite disminuye debido
a la producción de agua.

La Figura 4.18 muestra la comparación del gasto de agua inyectada a condiciones
estandar entre el simulador comercial y el modelo propuesto; se observa que no se pre-
sentan grandes diferencias, sin embargo, existe un ligero aumento del gasto de inyección
en los valores del simulador comercial, mientras que el modelo desarrollado práctica-
mente se mantiene en los 300 bbl/dı́a que se estipularon en la simulación; se piensa que
esta diferencia de valores se debe a los ajustes que internamente realiza el simulador
comercial.

Figura 4.17: Gasto de aceite (Modelo vs Simulador comercial).
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Figura 4.18: Gasto de inyección (Modelo vs Simulador comercial ).

En la Figura 4.19 se muestra el comportamiento del gasto de agua a condiciones
estandar; en ambos simuladores se obtuvo un gasto de cero por un tiempo aproximado
de 270 dı́as hasta que el agua irrumpió en el pozo productor; posteriormente se tiene
un gasto de agua similar entre el modelo y el simulador comercial.

La Figura 4.20 muestra la comparación entre el simulador comercial y el modelo
desarrollado, para los valores de presión de fondo del pozo inyector se observa un com-
portamiento similar, presentando las principales diferencias al termino de la simulación.

En la Figura 4.21 se muestra el comportamiento de la presión de fondo del pozo
productor, manteniéndose prácticamente constante a 2,900 psi para ambos simuladores;
esto concuerda con las condiciones de producción a presión constante estipuladas, en
cuanto a la producción de aceite la comparación resulto ser para �nes prácticos igual
(Figura 4.22).
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Figura 4.19: Gasto de agua producida (Modelo vs Simulador comercial).

Figura 4.20: Presión de inyección (Modelo vs Simulador comercial).
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Figura 4.21: Presión de producción (Modelo vs Simulador comercial).

Figura 4.22: Producción de aceite (Modelo vs Simulador comercial).
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A partir de los resultados obtenidos es posible apreciar que realmente no existe gran
diferencia entre los valores arrojados por el simulador comercial y los valores arroja-
dos por el modelo desarrollado; sin embargo, existen pequeñas diferencias como son el
comportamiento de la presión de fondo (pwf ) del pozo inyector, en el cual al �nal de
la simulación el modelo propuesto comienza a presentar una tendencia horizontal y el
simulador comercial continua aumentando la presión; durante el proceso de simulación
se encontró que estas diferencias principalmente encontradas al �nal de la simulación
son causadas debido a la forma en que el simulador comercial y el modelo propuesto rea-
lizan la interpolación de las propiedades, notando que el simulador comercial extrapola
las propiedades PVT (Presión-Volumen-Temperatura) cuando no encuentra valores co-
rrespondientes a las presiones calculadas; por otra parte estas diferencias son causadas
por la variación que el simulador comercial presenta en la inyección de agua al �nal de
la simulación; a pesar de esto los resultados son similares por lo que es posible decir
que el simulador trabaja adecuadamente.

4.7. Validación del balance de masa (modelo 2D)

A partir de la simulación realizada en el apartado anterior (punto 4.6) de este trabajo,
se realizó el análisis del comportamiento del balance de masa al inyectar tensoactivo
considerando únicamente efectos advectivos; para este análisis no se consideró la va-
riación de la tensión interfacial, por lo cual, las curvas de permeabilidades relativas no
son afectadas y los valores de concentración obtenidos no afectan los resultados de la
simulación.

En la Figura 4.23 se muestra la comparación de la masa de tensoactivo inyectada
acumulada contra la suma total de la masa en el modelo de simulación (considerando
cada celda y tomando en cuenta la masa producida), se puede notar que presentan
un comportamiento similar con pequeñas diferencias las cuales son despreciables para
�nes prácticos, con lo cual, el balance de masa que se está realizando en el modelo de
simulación para observar la variación de concentración de tensoactivo cumple con el
principio de conservación de masa. Debido a que la concentración de tensoactivo no
solo depende de la masa, también se estudió el volumen de agua inyectado en cada
incremento de tiempo; en la Figura 4.24 se muestra la comparación del volumen de
agua inyectado y la suma de los volúmenes de agua inyectados en cada celda (conside-
rando el agua producida), se observa que la cantidad de agua inyectada concuerda con
la suma del incremento de agua en el modelo de simulación, dicha suma corresponde
con los volúmenes de agua que entran en cada celda de simulación, a partir de este
análisis se demostró que el modelo de simulación se comporta adecuadamente y arroja
valores correctos.

Como parte del análisis, se presenta el comportamiento iterativo de la simulación cuan-
ti�cando el número de interaciones y tiempo de computo del modelo; la Figura 4.25
muestra el número de iteraciones realizadas por el método de Newton para cada incre-
mento de tiempo; se puede observar que en la mayoría de los incremento de tiempo se
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realizaron entre cero y diez iteraciones, sin embargo, en varias ocasiones se excedió el
número máximo de iteraciones propuestas en el método de Newton (diez iteraciones),
este número de iteraciones es propuesto con el �n de que el modelo encuentre conver-
gencia en la solución del problema, si se excede el número máximo de iteraciones el
incremento de tiempo (∆t) es reducido. En la Figura 4.26 se puede observar la canti-
dad de veces que se redujo el incremento de tiempo, realizando solo una reducción cada
que no se encontró la convergencia.

En la Figura 4.27 se muestra el total de iteraciones realizadas por el modelo de simu-
lación tomando en cuenta las realizadas por el método de Newton y los incrementos de
tiempo, durante la simulación se realizaron aproximadamente 21,000 iteraciones.

En las Figuras 4.28, 4.29 y 4.30 se muestran varios per�les de presión y saturación de
agua a diferente tiempo, además se muestra la distribución de concentración suponiendo
la inyección de tensoactivo; cabe recordar que la variación de concentración únicamente
se realizó con �nes de analizar el balance de masa y no afecta los resultados de la
simulación al no modi�car la curvas de permeabilidades relativas.

Figura 4.23: Masa de tensoactivo inyectada.
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Figura 4.24: Volumen de agua inyectado por incremento de tiempo.

Figura 4.25: Número de iteraciones por incremento de tiempo.
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Figura 4.26: Número de cambios por incremento de tiempo.

Figura 4.27: Iteraciones totales.
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Figura 4.28: Distribución de propiedades a 86.17 días.

Figura 4.29: Distribución de propiedades a 243.40 días.

Figura 4.30: Distribución de propiedades a 365 días.
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5. Simulación del desplazamiento de aceite con agua y agua

con tensoactivo

Con el objetivo de analizar la inyección de un tensoactivo en el medio poroso, se realizó
la simulación del desplazamiento de aceite con agua y agua con tensoactivo a partir
de datos reales obtenidos mediante experimentos de laboratorio; en el Apéndice B se
muestra un resumen de los resultados, características del equipo de medición y obser-
vaciones reportadas en los experimentos; los resultados de las pruebas de laboratorio
fueron proporcionados por la USIP (Unidad de Servicios a la Industria Petrolera). Con
los datos de laboratorio se realizó la simulación de los experimentos y se compararon
los valores experimentales y los de simulación, además se realizó la comparación de los
resultados obtenidos con los valores arrojados por un simulador comercial.

Las simulaciones presentadas abarcan cuatro pruebas: la primer corrida de simulación
(Simulación I) se realizó a condiciones originales (@CO) sin alterar las propiedades de la
roca e inyectando únicamente agua (Experimento-1); la segunda corrida de simulación
(Simulación II) se realizó a condiciones �nales (@CF) después de alterar las propiedades
de la roca e inyectando agua con tensoactivo (Experimento-2); la tercer corrida de simu-
lación (Simulación III) se realizó inyectando agua con tensoactivo desde las condiciones
originales de la roca (@CO) realizando un balance de masa entre celdas para la varia-
ción de concentración y considerando un comportamiento lineal entre la concentración
y la permeabilidad relativa; la cuarta simulación (Simulación IV) se realizó inyectando
agua con tensoactivo desde las condiciones originales de la roca (@CO) realizando un
balance de masa entre celdas para la variación de concentración y considerando la re-
lación entre el número capilar y las curvas de permeabilidades relativas propuesta por
Delshad (1987).

En la Figura 5.1 se muestra el esquema general del sistema de tapones en serie así como
las condiciones de inyección y producción de los experimentos; en las cuatro simulaciones
realizadas se consideró un gasto de inyección de 10 cm3/hr durante un lapso de 2.5 hrs a
una presión de producción de 1250 psi; por otra parte se consideró un número máximo
de diez iteraciones en las cuales el método de Newton debe alcanzar la convergencia,
de lo contrario el incremento de tiempo (4t) es reducido con el objetivo de encontrar
la solución; para las simulaciones se realizó un ajuste de las curvas de permeabilidades
relativas mediante el uso de la correlación de Corey; los datos utilizados para el ajuste
se muestran en la Tabla 5.1; las curvas ajustadas se muestran en la Figura 5.2.

Tabla 5.1: Datos para el ajuste de curvas de permeabilidades relativas (kr).
Experimento krw(Sor) kro(Swi) Swi Sor Sw(max) no nw

Experimento-1 0.59 0.42 0.144 0.275 1 1.1 1.7

Experimento-2 0.12 0.52 0.2065 0.1 1 1.7 1.1
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Figura 5.1: Esquema del sistema de tapones a simular.

Figura 5.2: Curvas de permeabilidades relativas utilizadas para la simulación.

74



5 Simulación del desplazamiento de aceite con agua y agua con tensoactivo

5.1. Simulación I: Inyección de agua a condiciones originales
(Experimento-1)

Tomando como información los resultados y datos del Experimento-1 (Apendice B)
para la determinación de las curvas de permeabilidades relativas, se realizó la simulación
a un tiempo de 2.5 hrs para reproducir el experimento y comprobar la validez del
modelo; las dimensiones y condiciones del modelo de simulación son mostradas en la
Tabla 5.2, como resultados se muestran los principales parámetros de la simulación.

En la Figura 5.3 se muestra el gasto de inyección de agua a condiciones estandar, el cual
concuerda con las pruebas de laboratorio; por otra parte, en la Figura 5.4 se muestra
el comportamiento del gasto de agua producida en comparación con el gasto de aceite,
observándose un gasto constante de aceite de 10 cm3/hr por un tiempo aproximado de
0.2 hrs, tiempo en el que se observa la irrupción de agua provocando una disminución
en el gasto de aceite; a partir de este punto, la producción de agua comienza a aumentar
y la producción de aceite comienza a disminuir debido al aumento de la saturación de
agua en el medio poroso y al desplazamiento de aceite; se observa que para tiempos
cercanos a las 2.5 hrs el gasto de aceite tiende a cero mientras que la producción de
agua tiende a igualarse a la inyección de agua; esto concuerda con la idea de que la
suma del gasto de agua y el gasto de aceite son iguales al gasto de inyección, se espera
que para tiempos mayores a 2.5 hrs el gasto de aceite sea igual a cero mientras que el
gasto de agua sea igual a 10 cm3/hr lo cual re�ejaría que ya no es posible producir más
aceite a las condiciones que se tienen.

Tabla 5.2: Características del modelo de simulación (Simulación I. Inyección de agua).
Datos Valor

Volumen poroso (cm3) 8.00
Longitud (cm) 6.11
Diámetro (cm) 3.81

Viscosidad del agua (µw) 0.29 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)
Viscosidad del aceite (µo) 1.45 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)

Saturación (Swi) 0.144
Permeabilidad (k) 0.1 (md)
Porosidad (φ) 0.115

Gasto de inyección (cm3/h) 10
Presión de producción (psi) 1250

Modelo 1D
Malla Cilíndrica

Número de celdas 50
Tiempo de simulación (hrs) 2.5

En la Figura 5.5 se observa el comportamiento de las presión de inyección y presión
de producción; de acuerdo a lo establecido en los experimentos la presión de produc-
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ción se mantiene a 1,250 psi, mientras que en la presión de inyección se observan dos
tendencias principales: antes de la irrupción de agua y después de la irrupción. El cam-
bio en la tendencia de las curvas es asociado principalmente con las propiedades PVT
(Presión-Volumen-Temperatura) de los �uidos, es importante mencionar que la presión
de inyección de las simulaciones realizadas no son representativas del problema al ser
modeladas mediante el modelo de Peaceman; sin embargo, se muestran los resultados
debido a que a tiempos largos se alcanza el régimen estacionario lo cual es representativo
de los experimentos de laboratorio.

La producción de aceite se observa en la Figura 5.6; se alcanzó una producción de
aproximadamente 4.5 cm3 manteniendo una tendencia lineal hasta 0.2 hrs tiempo en el
que se comienza a producir agua.

Figura 5.3: Gasto de inyección de agua (Simulación I. Inyección de agua).
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Figura 5.4: Gasto de producción de agua y aceite (Simulación I. Inyección de agua).

Figura 5.5: Presión de producción e inyección (Simulación I. Inyección de agua).
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En la Figura 5.7 se observa el comportamiento del factor de recuperación de aceite;
al igual que en la producción de aceite, éste mantiene una tendencia lineal hasta la
irrupción de agua alcanzando una recuperación de 65%.

Durante la simulación se cuanti�có el volumen de agua inyectada (Figura 5.8) llegando
a un total de 25 cm3 lo cual es equivalente a 3.125 veces el volumen poroso de la roca,
manteniendo una tendencia lineal del volumen de inyección.

La Figura 5.9 muestra el comportamiento de la producción de agua; se observa que
durante un tiempo no hay producción debido a que el frente de inyección aún no irrumpe
en el extremo del sistema de tapones, además de que la roca se encuentra a la saturación
de agua crítica y su movilidad es igual a cero hasta que se aumente la saturación de agua;
como resultado de la inyección se llegó a una producción de agua de aproximadamente
21 cm3.

En la Figura 5.10 se muestra el aumento de la saturación de agua para varios tiempos,
se observa cómo el agua de inyección comienza a desplazarse a lo largo del sistema de
tapones hasta saturar casi en su totalidad la roca; en el Apéndice C (Figuras C.1-
C.4) se muestra la distribución de saturación y presión para diferentes tiempos en cada
nodo.

Figura 5.6: Producción de aceite (Simulación I. Inyección de agua).
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Figura 5.7: Factor de recuperación de aceite, FR% (Simulación I. Inyección de agua).

Figura 5.8: Agua inyectada (Simulación I. Inyección de agua).
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Figura 5.9: Producción de agua (Simulación I. Inyección de agua).

Debido a que la solución del problema se realiza a partir de un método iterativo, es
necesario analizar el comportamiento de éste. A continuación se muestra un breve aná-
lisis del comportamiento iterativo del modelo numérico así como una discusión sobre la
solución del modelo y la variación del volumen inyectado de agua en cada una de las
celdas de simulación; de acuerdo a lo anterior, se gra�caron los principales parámetros
a estudiar. En la Figura 5.11 se observa el total de agua inyectado por incremento
de tiempo (∆t) en comparación con la suma de los volúmenes inyectados por celda y
considerando la producción de agua, se observa que la suma de los volúmenes de agua
inyectados es prácticamente igual al volumen de inyección en cada incremento de tiem-
po; de acuerdo con lo anterior el modelo se comporta adecuadamente en una dimensión
al igual que para dos dimensiones como se observó en el punto 4.7 de este trabajo.

En la Figura 5.12 se muestra el número de iteraciones por cada incremento de tiempo
(∆t); se puede notar que en la mayoría de los incrementos de tiempo se tiene un número
de iteraciones menor o igual al establecido como máximo (diez iteraciones) mientras que
una porción menor presenta 19 y 20 iteraciones; cabe señalar que el máximo número
de iteraciones es un valor propuesto, si el número de iteraciones es mayor al máximo
número de iteraciones es necesario reducir el incremento de tiempo con el objetivo de
encontrar la convergencia en la solución. De acuerdo a lo comentado la Figura 5.13
muestra el número de cambios o reducciones del incremento de tiempo; se observa que
la reducción ocurrió solo una vez cada que el método no encontró convergencia. Como
parte del comportamiento iterativo del problema, la Figura 5.14 muestra el total de
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iteraciones realizadas por el modelo de simulación llegando a un aproximado de 53,000
iteraciones considerando el número de incrementos de tiempo (∆t), en un tiempo real
de simulación de 257.81 seg.

Figura 5.10: Per�l de saturación de agua (Simulación I. Inyección de agua).

Figura 5.11: Volumen de agua por incremento de tiempo (Simulación I. Inyección de
agua).
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Figura 5.12: Número de iteraciones por incremento de tiempo (Simulación I. Inyección
de agua).

Figura 5.13: Número de cambios por incremento de tiempo (Simulación I. Inyección de
agua).
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Figura 5.14: Iteraciones totales (Simulación I. Inyección de agua).

5.2. Simulación II: Inyección de agua con tensoactivo a condi-
ciones �nales (Experimento-2)

La simulación del Experimento-2 se realizó tomando en cuenta los resultados de labo-
ratorio de dicha prueba (Apéndice B); es necesario notar que las propiedades de la
roca y los �uidos fueron alteradas debido al tratamiento previo que se le dio al sistema
de tapones modi�cando las curvas de permeabilidades relativas, por lo cual, la simu-
lación es llevada a cabo a las condiciones �nales de la roca (@CF) y de los �uidos. Al
igual que la Simulación I se gra�caron los principales parámetros para su análisis. En
la Tabla 5.3 se muestran las características y condiciones del modelo de simulación
utilizado; la Figura 5.15 muestra el gasto de inyección durante el tiempo de simu-
lación manteniéndose constante a 10 cm3/hr de acuerdo a las condiciones planteadas
en el experimento; por otra parte el gasto de aceite y agua se observan en la Figura
5.16, se mantiene un gasto constante de aceite de 10 cm3/hr por un tiempo de 0.35 hrs
posteriormente el gasto de aceite disminuye mientras que el gasto de agua aumenta en
la misma proporción; a tiempos largos el gasto de aceite tiende a cero mientras que el
gasto de agua se iguala al gasto de inyección.
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Tabla 5.3: Características del modelo de simulación (Simulación II. Inyección de agua
con tensoactivo @CF).

Datos Valor

Volumen poroso (cm3) 8.00
Longitud (cm) 6.11
Diámetro (cm) 3.81

Viscosidad del agua (µw) 0.34 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)
Viscosidad del aceite (µo) 1.45 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)

Saturación (Swi) 0.2065
Permeabilidad (k) 0.1 (md)
Porosidad (φ) 0.115

Gasto de inyección (cm3/h) 10
Presión de producción (psi) 1250

Modelo 1D
Malla Cilíndrica

Número de celdas 50
Tiempo de simulación (hrs) 2.5

La Figura 5.17 muestra el comportamiento de la presión de producción e inyección,
se observa una presión de producción constante de 1,250 psi lo cual concuerda con las
condiciones de producción en los experimentos; por otra parte la presión de inyección
se comporta de manera variable a tiempos cortos con una tendencia inicial de incre-
mentarse debido al represionamiento del agua al no �uir con tanta facilidad a causa del
cambio en las condiciones de mojabilidad, a pesar del modelo de fuentes y sumideros
utilizado el transiente de presión generado por la inyección de agua concuerda con los
valores en la producción de aceite; de manera general se observó que a tiempos largos
el comportamiento de la presión se estabiliza llegando a un estado estacionario lo cual
se espera cuando las condiciones de producción no cambian. Al �nal de la simulación se
tuvo una producción de 5.4 cm3 (Figura 5.18), se mantuvo un aumento constante de la
producción hasta presentarse la irrupción de agua, posteriormente la producción se es-
tabilizó debido al desplazamiento con agua y tensoactivo hasta alcanzar las condiciones
irreductibles de aceite.

En la Figura 5.19 se muestra la gra�ca del factor de recuperación contra el tiempo
de simulación; se alcanzó un factor de recuperación de 85% cabe señalar que el cálculo
del factor de recuperación fue a las condiciones de Swc y Sor del modelo, teniendo un
volumen de 6.348 cm3 de aceite, con lo cual de acuerdo al factor de recuperación se
logro recuperar 5.395 cm3 de aceite.

El comportamiento de la producción de agua y agua inyectada se muestra en la Figuras
5.20 y 5.21; se llegó a un total de agua inyectada de 25 cm3 el cual concuerda con la
inyección de 10 cm3/hr por un tiempo de 2.5 hrs; en cuanto a la producción de agua
se tiene que a tiempos cortos no hay producción de agua debido a que las condiciones
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de saturación de agua son críticas y no hay movilización de agua hasta que el frente
de desplazamiento aumenta la saturación. Con el objetivo de brindar un panorama de
la simulación se presenta la Figura 5.22 en la cual se puede observar el aumento de
la saturación de agua en la roca a varios tiempos, mostrándose el avance del frente de
inyección. En comparación con la Simulación I (inyectando únicamente agua) el agua
se desplazó de forma más lenta debido a la preferencia del aceite a �uir por causa del
tensoactivo y la modi�cación de las condiciones de mojabilidad. En el Apéndice C
(Figuras C.5-C.8) se muestra la distribución de saturación y presión para diferentes
tiempos en cada nodo.

Figura 5.15: Gasto de inyección de agua (Simulación II. Inyección de agua con tensoac-
tivo @CF).

Figura 5.16: Gasto de producción de agua y aceite (Simulación II. Inyección de agua
con tensoactivo @CF).
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Figura 5.17: Presión de producción e inyección (Simulación II. Inyección de agua con
tensoactivo @CF).

Figura 5.18: Producción de aceite (Simulación II. Inyección de agua con tensoactivo
@CF).
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De igual manera a lo presentado en la Simulación I, se gra�caron los parámetros princi-
pales del método iterativo con el objetivo de observar el funcionamiento del modelo; en
la Figura 5.23 se muestra la comparación de la suma de los volúmenes inyectados por
celda, considerando el volumen de agua producido y el volumen de inyección en cada
incremento de tiempo (4t); aunque es difícil apreciar cada valor en cada incremento de
tiempo a causa de la cantidad de datos en la grá�ca, resulta que para �nes prácticos los
valores son iguales; de acuerdo con los resultados el modelo se comporta correctamente.

En la Figura 5.24 se muestran número de iteraciones realizadas por el método de
Newton en cada incremento de tiempo; se puede observar a diferencia de la Simulación
I, que una gran cantidad de veces el modelo realizó más de diez iteraciones, por lo
cual la simulación tardó mayor tiempo en �nalizar. En la Figura 5.25 se muestra la
cantidad de reducciones realizadas, en la mayoría de las veces se redujo solo una vez.

Como parte del análisis se muestra el total de iteraciones realizadas en la simulación
considerando los incrementos de tiempo y las iteraciones para encontrar la convergencia
en la solución (Figura 5.26); se llegó a un aproximado de 100,000 iteraciones en un
tiempo de real simulación de 4,487.96 seg.

Figura 5.19: Factor de recuperación de aceite, FR% (Simulación II. Inyección de agua
con tensoactivo @CF).
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Figura 5.20: Agua inyectada (Simulación II. Inyección de agua con tensoactivo @CF).

Figura 5.21: Producción de agua (Simulación II. Inyección de agua con tensoactivo
@CF).
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Figura 5.22: Per�l de saturación de agua (Simulación II. Inyección de agua con tensoac-
tivo @CF).

Figura 5.23: Volumen de agua por incremento de tiempo (Simulación II. Inyección de
agua con tensoactivo @CF).
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Figura 5.24: Número de iteraciones por incremento de tiempo (Simulación II. Inyección
de agua con tensoactivo @CF).

Figura 5.25: Número de cambios por incremento de tiempo (Simulación II. Inyección
de agua con tensoactivo @CF).
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Figura 5.26: Iteraciones totales (Simulación II. Inyección de agua con tensoactivo @CF).

5.3. Simulación III: Inyección de agua con tensoactivo a condi-
ciones originales (balance de masa entre celdas)

Como tercer prueba de simulación se realizó la inyección de agua con tensoactivo desde
las condiciones originales (@CO) de la roca, sin alterar previamente las condiciones
de mojabilidad; durante esta simulación se consideró la variación de la concentración
por efectos advectivos a partir de un balance de masa en cada una de las celdas de
simulación para cuanti�car el cambio de tensión interfacial entre el agua y el aceite y
relacionar dicha variación con el cambio de las curvas de permeabilidades relativas y
modelar el cambio de la mojabilidad en el sistema y su efecto durante la inyección de
tensoactivos; en la Tabla 5.4 se muestran las características y condiciones iniciales del
modelo de simulación.

Utilizando las curvas de permeabilidades relativas reportadas en los experimentos 1 y 2
(Apéndice B) y ajustando mediante correlación de Corey, se obtuvo un set de curvas
de permeabilidades relativas que re�ejan el cambio de las condiciones de �ujo al pasar
de un medio mojado por aceite a un medio mojado por agua (Figura 5.27); a partir
de la variación de la concentración en el modelo, se realizó la interpolación lineal entre
el set de curvas.
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Tabla 5.4: Características del modelo de simulación (Simulación III. Inyección de agua
con tensoactivo @CO).

Datos Valor

Volumen poroso (cm3) 8.00
Longitud (cm) 6.11
Diámetro (cm) 3.81

Viscosidad del agua (µw) 0.29 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)
Viscosidad del aceite (µo) 1.45 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)

Saturación (Swi) 0.144
Permeabilidad (k) 0.1 (md)
Porosidad (φ) 0.115

Gasto de inyección (cm3/h) 10
Presión de producción (psi) 1250

Concentración de inyección ( %w) 0.1
Modelo 1D (balance de masa)
Malla Cilíndrica

Número de celdas 50
Tiempo de simulación (hrs) 2.5

En la Figura 5.28 se muestra el comportamiento del gasto de inyección; de acuerdo a
las condiciones de los experimentos se simuló la inyección de 10cm3/hr durante todo el
tiempo de simulación.

Los gastos de producción del agua y aceite se muestran en la Figura 5.29; se observa
un gasto constante de aceite durante los primeros minutos de inyección hasta presen-
tarse la irrupción de agua (a un tiempo aproximado de 0.23 hrs); posteriormente el
gasto de agua comienza a incrementarse y el gasto de aceite a disminuir, ambos en la
misma proporción; a un tiempo aproximado de 0.27 hrs se presenta un nuevo periodo
de estabilización, el cual es re�ejo del cambio de las condiciones de mojabilidad en el
sistema al mejorar la movilidad del aceite; posteriormente el gasto de aceite disminuye
mientras el de agua se incrementa debido a las condiciones de saturación de la roca, a
tiempos largos el gasto de agua tiende a igualarse al gasto de inyección.

El comportamiento de las presiones de producción e inyección se muestra en la Figura
5.30; para tiempos cercanos al nuevo periodo de aporte (0.27 hrs) se observan variacio-
nes atribuibles a las condiciones del cambio de permeabilidad relativa provocando un
cambio en las condiciones de convergencia del modelo de simulación; posteriormente la
presión se estabiliza como resultado de que las condiciones de producción ya no cambian
alcanzando un estado estacionario.
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Figura 5.27: Curvas de permeabilidades relativas utilizadas para la simulación (Simu-
lación III. Inyección de agua con tensoactivo @CO).

En la Figura 5.31 se muestra la producción de aceite; se alcanzó un máximo recuperado
de 5.8 cm3, se observa una ligera variación en la pendiente de la curva al presentarse la
irrupción de agua; posteriormente se mantiene constante el aumento de la producción
al entrar en un periodo de aporte de aceite a causa de la inyección de tensoactivo; de
acuerdo a las condiciones de saturación de aceite se alcanzó un factor de recuperación
86% (Figura 5.32). Cabe señalar que el factor de recuperación fue calculado con base
a las condiciones de saturación originales (0.144 de saturación de agua), con lo cual el
volumen de aceite recuperable es de 6.848 cm3.

En la Figura 5.33 se muestra el volumen de agua inyectada, llegando a un máximo
de 25 cm3 correspondientes con el gasto de 10cm3/hr durante 2.5 hrs, en cuanto a la
producción de agua (Figura 5.34) se obtuvo un volumen de 19 cm3 con variaciones
provocadas por el cambio de las condiciones de �ujo.

Como resultado del balance de masa entre celdas, se obtuvo el per�l de concentración de
tensoactivo; en la Figura 5.35 se puede observar el comportamiento típico del gradiente
de concentración por efectos advectivos mostrando que en las zonas cercanas al frente de
inyección se mantienen concentraciones bajas, mientras que las zonas cercanas al punto
de inyección alcanzan la concentración de inyección rápidamente (0.1%w); es necesario
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señalar que en el modelo no existen fenómenos difusivos ni perdida de concentración
por adsorción, por lo cual, la forma de las curvas es igual hasta alcanzar la frontera
de producción lo cual concuerda con el modelo propuesto, de igual forma se presenta
el per�l de saturación de agua (Figura 5.36) mostrándose el avance paulatino del
frente de desplazamiento; se observan algunas variaciones en la forma de las curvas
atribuibles a la modi�cación de las condiciones de �ujo causadas por el tensoactivo. En
el Apéndice C (Figuras C.9-C.12) se muestra la distribución de saturación, presión
y concentración para diferentes tiempos en cada nodo.

Figura 5.28: Gasto de inyección de agua (Simulación III. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

Figura 5.29: Gasto de producción de agua y aceite (Simulación III. Inyección de agua
con tensoactivo @CO).
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Figura 5.30: Presión de producción e inyección (Simulación III. Inyección de agua con
tensoactivo @CO).

Figura 5.31: Producción de aceite (Simulación III. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).
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Figura 5.32: Factor de recuperación, FR% (Simulación III. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

Figura 5.33: Agua inyectada (Simulación III. Inyección de agua con tensoactivo @CO).
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Figura 5.34: Producción de agua (Simulación III. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).

Como parte del funcionamiento del modelo se analizaron los volúmenes de entrada y
salida de cada una de las celdas de simulación, la Figura 5.37 muestra la comparación
de la suma de los volúmenes de agua inyectados por celda considerando el agua produ-
cida y el volumen de agua inyectada por incremento de tiempo (4t), se puede observar
que no existe gran diferencia entre ambos valores con lo cual el modelo se encuentra
trabajando adecuadamente al comprobar que el volumen que entra en las celdas de
simulación corresponde con el volumen inyectado.

En la Figura 5.38 se muestra el número de iteraciones que se realizaron para alcanzar
la convergencia en cada incremento de tiempo (4t). En la Figura 5.39 se muestra la
cantidad de veces que se redujo el incremento de tiempo, manteniendo en la mayoría
de la veces solo un cambio.

Como parte del comportamiento iterativo de la simulación, se muestra el total de itera-
ciones llegando a un aproximado de 59,000 iteraciones (Figura 5.40) en un tiempo de
4,156.68 seg; se pudo observar que el balance de masa entre celdas no afecta los tiempos
de simulación en gran medida al obtener valores similares entre la Simulación II y III.
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Figura 5.35: Per�l de concentración de tensoactivo (Simulación III. Inyección de agua
con tensoactivo @CO).

Figura 5.36: Per�l de saturación de agua (Simulación III. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

98



5 Simulación del desplazamiento de aceite con agua y agua con tensoactivo

Figura 5.37: Volumen de agua inyectado (Simulación III. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

Figura 5.38: Número de iteraciones por incremento de tiempo (Simulación III. Inyección
de agua con tensoactivo @CO).
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Figura 5.39: Número de cambios por incremento de tiempo (Simulación III. Inyección
de agua con tensoactivo @CO).

Figura 5.40: Iteraciones totales (Simulación III. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).
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5.4. Simulación IV: Inyección de agua con tensoactivo a condi-
ciones originales (balance de masa entre celdas consideran-
do el número capilar (NC))

Para la Simulación IV fue necesario considerar los valores de tensión interfacial al variar
la concentración, los cuales se obtienen en laboratorio y son propios del tensoactivo
utilizado durante el desplazamiento de aceite con agua. En la Figura 5.41 se muestra
la curva de tensión interfacial contra concentración obtenida en laboratorio; de acuerdo
con el modelo de permeabilidad relativa propuesto por Delshad (1987) se requieren
valores de saturación residual de aceite al variar el número capilar; en este trabajo se
propone una curva de desaturación de aceite (Figura 5.42) considerando el rango de
valores del número capilar arrojado por el simulador y el rango de saturación de aceite
residual (Sor) entre las curvas de permeabilidades relativas de los Experimentos 1 y 2
(Figura 5.2); para la simulación se utilizaron los mismos datos de la Simulación III
(Tabla 5.4).

Figura 5.41: Curva de tensión interfacial (Simulación IV. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

En la Figura 5.43 se observa el gasto de inyección de agua; de acuerdo con laboratorio
se mantuvo un gasto constante de 10 cm3 durante toda la simulación, los gastos de
producción de agua y aceite se muestran en la Figura 5.44; al inicio de la simulación
el gasto de aceite es igual al gasto de inyección de agua lo cual concuerda con la idea
de que el volumen de agua que entra en el sistema es igual al volumen desplazado de
aceite, la irrupción de agua se presenta aproximadamente a las 0.2 hrs; posteriormente
se presenta un cambio de tendencia de las curvas causado por la modi�cación de las
curvas de permeabilidades relativas al variar el número capilar.
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Figura 5.42: Curva de desaturación (Simulación IV. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).

Figura 5.43: Gasto de inyección de agua (Simulación IV. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).
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Figura 5.44: Gasto de producción de agua y aceite (Simulación IV. Inyección de agua
con tensoactivo @CO).

La Figura 5.45 muestra la presión de producción e inyección; se mantuvo una presión
de producción de 1,250 psi durante toda la simulación, concordando con las condiciones
de los experimentos, la presión de inyección muestra diversas variaciones causadas por
el cambio de las condiciones de �ujo al cambiar la permeabilidad relativa de las fases;
sin embargo, a tiempos largos la presión comienza a alcanzar un estado estacionario.

La producción de aceite se observa en la Figura 5.46; se alcanzó una producción
aproximada de 5.8 cm3. Se observan ligeras variaciones en el cambio de la pendiente de
la curva causadas por el cambio de las condiciones de �ujo al cambiar la permeabilidad
relativa; de acuerdo a las condiciones de saturación de aceite inicial se alcanzó un factor
de recuperación 86% (Figura 5.47). Al igual que en la Simulación III el factor de
recuperación fue calculado a las condiciones de saturación originales (0.144 de saturación
de agua) con lo cual el volumen de aceite recuperable es de 6.848 cm3.

En la Figura 5.48 se muestra el volumen de agua inyectada, llegando a un máximo
de 25 cm3 correspondientes con el gasto de 10cm3/hr durante 2.5 hrs; en cuanto a la
producción de agua (Figura 5.49) se obtuvo un volumen de 19 cm3 con variaciones
en la pendiente de la curva provocadas por el cambio de las condiciones de �ujo. En
las Figuras 5.50 y 5.51 se puede observar el per�l de concentración y saturación de
agua a diferentes tiempos de la simulación; se observa un aumento de la concentración
conforme la saturación de agua se incrementa.
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Figura 5.45: Presión de producción e inyección (Simulación IV. Inyección de agua con
tensoactivo @CO).

Figura 5.46: Producción de aceite (Simulación IV. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).
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Figura 5.47: Factor de recuperación, FR% (Simulación IV. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

Figura 5.48: Agua inyectada (Simulación IV. Inyección de agua con tensoactivo @CO).
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Figura 5.49: Producción de agua (Simulación IV. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).

Figura 5.50: Per�l de concentración de tensoactivo (Simulación IV. Inyección de agua
con tensoactivo @CO).
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Figura 5.51: Per�l de saturación de agua (Simulación IV. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

Al igual que en las otras simulaciones se analizó el comportamiento iterativo del mo-
delo de simulación. En la Figura 5.52 se muestra la comparación de los volúmenes
de agua inyectados por celda y el agua inyectada por incremento de tiempo; se puede
observar que no existe gran diferencia entre los valores obtenidos, por lo cual el modelo
se comportó de manera adecuada. Por otra parte se contabilizó el número de iteraciones
realizadas por incremento de tiempo (Figura 5.53), en la Figura 5.54 se puede ob-
servar la cantidad de reducciones realizadas en cada incremento de tiempo, a diferencia
de las otras simulaciones, ésta presentó un mayor número de iteraciones (Figura 5.55)
al no encontrar la convergencia rápidamente principalmente a causa de la variación de
las curvas de permeabilidades relativas.

Como parte del análisis de la simulación se observó el comportamiento de las curvas
de permeabilidades relativas al variar la concentración. En las Figuras 5.56, 5.57 y
5.58 se muestran las curvas de permeabilidades relativas del agua y el aceite a diferentes
tiempos, tomando como punto de referencia la mitad del sistema de tapones (3.055 cm).
En la parte derecha de las �guras se muestra el per�l de concentración en cada tiempo;
de manera general se muestra el desplazamiento paulatino de las curvas de permeabi-
lidades relativas al variar el número capilar por causa del cambio de concentración de
tensoactivo.
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Figura 5.52: Volumen de agua inyectado (Simulación IV. Inyección de agua con ten-
soactivo @CO).

Figura 5.53: Número de iteraciones por incremento de tiempo (Simulación IV. Inyección
de agua con tensoactivo @CO).
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Figura 5.54: Número de cambios por incremento de tiempo (Simulación IV. Inyección
de agua con tensoactivo @CO).

Figura 5.55: Iteraciones totales (Simulación IV. Inyección de agua con tensoactivo
@CO).
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Figura 5.56: Variación de la permeabilidad relativa a 3.055 cm (O.125 hrs).

Figura 5.57: Variación de la permeabilidad relativa a 3.055 cm (0.166 hrs).

Figura 5.58: Variación de la permeabilidad relativa a 3.055 cm (0.25 hrs).
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5.5. Comparación del modelo de simulación con datos de labo-
ratorio y un simulador comercial

Se realizó la comparación de los experimentos de laboratorio con los resultados obte-
nidos mediante simulación con el objetivo de validar el funcionamiento del simulador;
además se compararon los resultados obtenidos con los valores arrojados por el simu-
lador comercial. En la Figura 5.59 se muestra la comparación del la producción de
aceite para los dos experimentos realizados en laboratorio correspondientes con la Si-
mulación I y II; se puede observar que las curvas presentan un comportamiento similar
y no se alejan en gran medida, sin embargo, se atribuyen las diferencias a factores
no controlables dentro de los experimentos de laboratorio; por tal motivo se realizó
la simulación con un simulador comercial para demostrar que las diferencias entre los
resultados de laboratorio y el modelo de simulación no son causadas por errores en su
desarrollo. Se observó que la diferencia entre la simulación con el simulador comercial y
el modelo propuesto no es signi�cativa; las mismas apreciaciones se notaron en el factor
de recuperación (Figura 5.60).

Figura 5.59: Producción de aceite (Modelo vs Simulador comercial vs Laboratorio).
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Figura 5.60: Factor de recuperación (Modelo vs Simulador comercial vs Laboratorio).

5.6. Análisis de resultados (Simulación I vs Simulación II vs
Simulación III vs Simulación IV)

A continuación se muestra la comparación de las simulaciones realizadas (Simulación
I, II, III y IV). En la Figura 5.61 se muestra el gasto de aceite y agua durante todo
el tiempo de simulación; se puede observar que en las cuatro pruebas se mantiene un
gasto constante de aceite de 10 cm3/hr sin presentar gasto de agua a tiempos cortos,
sin embargo, el gasto de aceite se mantiene por periodos diferentes; la principal causa
de esto se debe a las diferentes condiciones de movilidad entre el agua y el aceite. Para
la Simulación I, al inyectarse agua en un medio preferentemente mojado por aceite la
irrupción de agua se dio más rápidamente en comparación con las otras pruebas, lo cual
es esperado de acuerdo con las curvas de permeabilidades utilizadas en la simulación;
el caso contrario se muestra en la Simulación II donde las condiciones de movilidad
favorecen el �ujo de aceite, por lo cual la irrupción de agua se presentó a un tiempo
mayor al de la Simulación I; el cambio de las condiciones de movilidad se debe tanto a
la inyección de agua con tensoactivo al 0.1%w de concentración y a la preparación de
la roca para cambiar las condiciones de mojabilidad, por tal motivo en estas pruebas
(Simulación I y II) las propiedades de la roca y los �uidos ya están bien de�nidas y la
simulación se basa en las curvas de permeabilidades relativas obtenidas en laboratorio;
un comportamiento diferente se observa en la Simulación III y IV donde se obtuvo
un comportamiento intermedio entre la Simulación I y II debido al cambio gradual de
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las condiciones de �ujo al �uir el tensoactivo; sin embargo, para la Simulación IV se
tiene una mayor variación de los periodos de �ujo a causa del cambio repentino de las
curvas de permeabilidades relativas; lo cual en la Simulación III se realiza linealmente
presentando un cambio ligero al variar la concentración.

En la Figura 5.62 es posible observar la comparación de la producción de aceite; se
muestra que la Simulación I y II presentan un comportamiento similar, sin embargo,
se alcanza una mayor producción en la Simulación II por causa de las condiciones
de �ujo, para la Simulación III y IV se tuvo una mayor producción debido a que la
inyección de tensoactivo modi�ca las condiciones de saturación de agua crítica (Swc) y
saturación de aceite residual (Sor) aumentando el volumen de aceite a recuperar; este
comportamiento muestra el cambio gradual que se tiene al inyectar tensoactivo desde
las condiciones originales de la roca.

En la Figura 5.63 se muestra la comparación del factor de recuperación; de manera
general se alcanzó un factor de recuperación mayor en la Simulación II y III debido
al tensoactivo en solución. Cabe señalar que aunque la Simulación II, III y IV parecen
tener el mismo factor de recuperación en realidad son calculados a diferentes condiciones
de saturación de agua inicial (0.2065 y 0.144), por lo cual no es correcto comparar el
factor de recuperación de estas pruebas; sin embargo, entre la Simulación I, III y IV si
es posible al calcular el factor de recuperación a las mismas condiciones de saturación
de agua inicial (0.144); se puede observar un incremento considerable en el factor de
recuperación al inyectar tensoactivo desde las condiciones originales (Simulación III y
IV) notándose ligeros cambios en la curvatura causados por la variación de las curvas
de permeabilidades relativas al variar la concentración de tensoactivo.

Figura 5.61: Gasto de aceite y agua (Simulación I (agua) vs Simulación II (agua con
tensoactivo @CF) vs Simulación III (agua con tensoactivo @CO) vs Simulación IV
(agua con tensoactivo @CO)).
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Figura 5.62: Producción de aceite (Simulación I (agua) vs Simulación II (agua con
tensoactivo @CF) vs Simulación III (agua con tensoactivo @CO) vs Simulación IV
(agua con tensoactivo @CO)).

Figura 5.63: Factor de recuperación (Simulación I (agua) vs Simulación II (agua con
tensoactivo @CF) vs Simulación III (agua con tensoactivo @CO) vs Simulación IV
(agua con tensoactivo @CO)).
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Una comparación del tiempo real de simulación entre las pruebas realizadas se muestra
en la Tabla 5.5. De manera general en la Simulación I se obtuvo el menor tiempo de
simulación debido a la rápida convergencia del modelo; cabe señalar que la rapidez con
la que el modelo encuentra la solución depende de las propiedades de la roca y �uidos,
así como de las dimensiones de la malla de simulación y variación en los incrementos
de tiempo; para la Simulación II y III se obtuvieron resultados muy similares por lo
cual la variación de permeabilidades relativas en la Simulación III no afecto en gran
medida la convergencia del modelo; sin embargo, al comparar los resultados entre la
Simulación III y IV se puede observar que la diferencia entre el tiempo de simulación
es considerable; esto se debe a la variación abrupta de las curvas de permeabilidades
relativas en la Simulación IV al estar éstas en función del número capilar; a pesar de
lo anterior esto puede ser mejorado a partir de una optimización en la convergencia del
modelo, además de mejorar la arquitectura de la programación y utilizar algún lenguaje
de programación que realice mayor número de operaciones en menor tiempo.

Tabla 5.5: Tiempo de simulación (Simulación I (agua) vs Simulación II (agua con ten-
soactivo @CF) vs Simulación III (agua con tensoactivo @CO) vs Simulación IV (agua
con tensoactivo @CO)).

Prueba Iteraciones totales Tiempo de simulación (seg)

Simulación I 5,300 257.81
Simulación II 100,000 4,487.96
Simulación III 59,000 4,156.68
Simulación IV 500,000 25,863.93
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6. Conclusiones y recomendaciones

6.1. Conclusiones

Se logró desarrollar un modelo de simulación que puede reproducir el �ujo de agua
y aceite en el medio poroso, el cual en comparación con un simulador comercial
arroja valores muy similares resultando ser igualmente útil; se logró reproducir
con cierto grado de precisión experimentos de desplazamiento de aceite con agua
en un sistema de tapones, indicando su utilidad en posibles estudios de inyección
de agua.

Se incluyó al modelo de simulación agua-aceite el modelado de la inyección de
tensoactivos a partir de un balance de masa entre celdas, considerando los efectos
advectivos de la variación de concentración en el medio poroso, obteniendo la so-
lución de las tres variables de interés: presión, saturación de agua y concentración
de tensoactivo. El comportamiento de la presión y saturación se desarrolla de ma-
nera implícita dependiendo de las propiedades de los �uidos y características de la
roca, mientras que la concentración es calculada de manera explícita dependiendo
de la masa de tensoactivo en el sistema.

Se logró observar que el método no afecta en gran medida los tiempos de si-
mulación cuando se tiene una variación ligera en las curvas de permeabilidades
relativas, con lo cual, la metodología propuesta representa una ventaja ante otras,
al no resolver implícitamente para la variable concentración; esto puede ser bené-
�co reduciendo los tiempos de simulación en problemas más complejos.

A partir del análisis desarrollado sobre la obtención de las curvas de permeabili-
dades relativas al desplazar aceite con agua y agua con tensoactivo, se concluye
que es necesario realizar el desplazamiento de aceite con tensoactivos desde las
condiciones originales de la roca, con el �n de analizar el efecto dinámico que
provoca el cambio de la tensión interfacial en las curvas de permeabilidades rela-
tivas, debido a que obtener únicamente las curvas de permeabilidades relativas a
las condiciones �nales del cambio de mojabilidad no brinda información su�ciente
para reproducir el �ujo del tensoactivo en el medio poroso.

Se observó a partir de los experimentos de laboratorio y simulaciones realizadas,
que la inyección de tensoactivos promueve el �ujo de aceite aumentando la pro-
ducción y los factores de recuperación, con lo cual se concluye que la inyección de
tensoactivos es una buena opción como método de recuperación mejorada.
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6.2. Recomendaciones

La metodología desarrollada podría ser utilizada con la �nalidad de ajustar el
comportamiento en las curvas de permeabilidades relativas al variar la concentra-
ción de tensoactivo a partir de experimentos de laboratorio.

A nivel de laboratorio se recomienda obtener un mayor número de curvas de per-
meabilidades relativas a diferentes valores del número capilar o concentración; ya
que obtener solo un par de curvas no brinda información sobre el comportamiento
intermedio al pasar de un medio mojado por aceite a un medio mojado por agua.

Como trabajo a futuro se pueden incluir a la metodología propuesta los efectos
de adsorción y difusión, modi�cando las ecuaciones fundamentales del modelo o
incluyendo alguna correlación en el caso de la adsorción.
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Nomenclatura

Símbolo De�nición Unidades (SI)

A = área transversal al flujo. [m2]

bo = factor de encogimiento del aceite. [m
3@c.s.

m3@c.y.
]

Bo = factor de volumen del aceite. [m
3@c.y.

m3@c.s.
]

bw = factor de encogimiento del agua. [m
3@c.s.

m3@c.y.
]

Bw = factor de volumen del agua. [m
3@c.y.

m3@c.s.
]

cr = compresibilidad de la roca. [1/Pa]

C = concentración. [ kg (soluto)
kg (solución)

]

Ce = diagonal central (en inglés Center). [−]

CE = concentración de entrada. [ kg (soluto)
kg (solución)

]

CS = concentración de salida. [ kg (soluto)
kg (solución)

]

CT = concentración total. [ kg (soluto)
kg (solución)

]

D = distancia vertcial. [m]
Do = diagonal inferior (en inglés Down). [−]
E = diagonal este (en inglés East). [−]
fw = fracción de agua. [fracción]
F = fuerza. [N ]
Fc = fuerzas capilares [N ]
Fg = factor geométrico. [m]
Fv = fuerzas viscosas [N ]
Fro = función residuo del aceite. [m3/s]
Frw = función residuo del agua. [m3/s]
g = gravedad. [m/s2]
h = altura. [m]
J = Jacobiano. [−]
k = permeabilidad absoluta. [m2]
ko = permeabilidad efectiva del aceite. [m2]
kr = permeabilidad relativa. [fracción]
ker = valor final de la curva de permeabilidad relativa [fracción]
kro = permeabilidad relativa del aceite. [fracción]
krw = permeabilidad relativa del agua. [fracción]
kw = permeabilidad efectiva del agua. [m2]
L = longitud. [m]
m = masa. [kg]
n = exponente de ajuste. [−]
N = diagonal norte (en ingles North). [−]
NC = número capilar. [N/N ]
N c
C = número crı́tico. [N/N ]
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Símbolo De�nición Unidades (SI)

Nmax
C = número capilar máximo [−]

Np = producción de aceite. [m3]
p = presión. [Pa]
p0 = presión promedio. [Pa]
pm = presión de la fase mojante. [Pa]
pnm = presión de la fase no mojante. [Pa]
po = presión de aceite. [Pa]
po,ref = presión de aceite al nivel de referencia. [Pa]
pw = presión de agua. [Pa]
pwf = presión de fondo fluyente. [Pa]
pw,cwo = presión de agua en el contacto agua− aceite. [Pa]
Pc = presión capilar. [Pa]
Pcwo = presión capilar agua− aceite. [Pa]
Pc,cwo = presión capilar en el contacto agua− aceite. [Pa]
q = gasto. [m3/s]
qo = gasto de aceite. [m3/s]
qw = gasto de agua. [m3/s]
r0 = radio equivalente. [m]
rw = radio del pozo. [m]
S = saturación. [fracción]
S̄ = saturación normalizada. [fracción]
So = saturación de aceite. [fracción]
Sor = saturación de aceite residual. [fracción]
Sr = saturación residual de la fase α. [fracción]
Sr′ = saturación residual de la fase conjugada. [fracción]
Sw = saturación de agua. [fracción]
St = elementos de la diagonal sur (en inglés South). [−]
t = tiempo. [s]
T = transmisibilidad. [m4· s/kg]
To = transmisibilidad del aceite. [m4· s/kg]
Tp = Factor de ajuste. [−]
Tw = transmisibilidad del agua. [m4· s/kg]
u = velocidad aparante. [m/s]
U = vector de variables primarias. [−]
Up = elementos de la diagonal superior (en inglés Up) [−]
v = velocidad. [m/s]
V = volumen. [m3]
Vb = volumen de roca total. [m3]
VE = volumen de entrada. [m3]
VF = volumen final. [m3]
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Símbolo De�nición Unidades (SI)

VI = volumen inicial. [m3]
Vp = volumen poroso. [m3]
Vr = volumen de roca. [m3]
VS = volumen de salida. [m3]
VT = volumen total. [m3]
W = elementos de la diagonal oeste (en inglés West). [−]
WI = ı́ndice de productividad. [m3/s·Pa]
X = vector solución. [−]
z = profundidad. [m]
zref = profundidad de referencia. [m]
zcwo = profundidad del contacto agua− aceite. [m]

Símbolos griegos

Simbolo De�nición Unidades (SI)

α = fase [−]
γo = peso especı́fico del aceite. [N/m3]
γw = peso especı́fico del agua. [N/m3]
εp = error en presión. [Pa]
εsw = error en saturación de agua. [fracción]
θ = ángulo de contacto. [°]
λo = movilidad del aceite. [m3· s/kg]
λT = movilidad total. [m3· s/kg]
λw = movilidad del agua. [m3· s/kg]
µ = viscosidad. [Pa· s]
µo = viscosidad del aceite. [Pa· s]
µw = viscosidad del agua. [Pa· s]
ρ = densidad. [kg/m3]
σ = tensión interfacial. [N/m]
σos = tensión interfacial aceite− sólido. [N/m]
σws = tensión interfacial agua− sólido. [N/m]
σwo = tensión Interfacial agua− aceite. [N/m]
τ = esfuerzo de corte. [N/m2]
φ = porosidad. [fracción]
φef = porosidad efectiva. [fracción]

Subíndices

Símbolo De�nición

c.s. = condiciones estándar.
c.y. = condiciones de yacimiento.
i = posición en x.
I = máxima posición en x
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Símbolo De�nición

j = posición en y.
k = posición en z.
x = dirección x.
y = dirección y.
z = dirección z.

Superíndices

Símbolo De�nición

Γ + 1 = tiempo futuro.
Γ = tiempo actual.

Abreviaturas

Símbolo De�nición

ATO = término de acumulación de aceite (Acumulation Term Oil).
ATW = término de acumulación de agua (Acumulation Term Water).
CF = condiciones finales.
CO = condiciones originales
CNH = Comisión Nacional de Hidrocarburos.
EOR = recuperasión mejorada de aceite (Enhanced Oil Recovery).
FTO = término de flujo de aceite (Flow Term Oil).
FTW = término de flujo de agua (Flow Term Water).
Pot.OX1 = potencial del aceite en i− 1

2
.

Pot.OX2 = potencial del aceite en i+ 1
2
.

Pot.WX1 = potencial del aceite en i− 1
2
.

Pot.WX2 = potencial del aceite en i+ 1
2
.

STO = término fuente de aceite (Source Term Oil).
STW = término fuente de agua (Source Term Water).
T ra.OX1 = transmisibilidad del aceite en i− 1

2
.

T ra.OX2 = transmisibilidad del aceite en i+ 1
2
.

T ra.WX1 = transmisibilidad del agua en i− 1
2
.

T ra.WX2 = transmisibilidad del agua en i+ 1
2
.

USIP = Unidad de Servicios para la Industrı́a Petrolera.
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Apéndices

Apéndice A

Derivadas de los términos de potencial

Derivadas de la fase aceite.

Derivando respecto a po,i−1:

∂Pot.OX2

∂po,i−1
= 0, (A-176)

∂Pot.OX1

∂po,i−1
= −1− 1

2

∂γi−1
∂po,i−1

4Di− 1
2
. (A-177)

Derivando respecto a po,i:

∂Pot.OX2

∂po,i
= −1− 1

2

∂γi
∂po,i
4Di+ 1

2
, (A-178)

∂Pot.OX1

∂po,i
= 1− 1

2

∂γi
∂po,i
4Di− 1

2
. (A-179)

Derivando respecto a po,i+1:

∂Pot.OX2

∂po,i+1
= 1− 1

2

∂γi
∂po,i+1

4Di+ 1
2
, (A-180)

∂Pot.OX1

∂po,i+1
= 0. (A-181)

Derivando respecto a sw,i−1:

∂Pot.OX2

∂sw,i−1
= 0, (A-182)
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∂Pot.OX1

∂sw,i−1
= 0. (A-183)

Derivando respecto a sw,i:

∂Pot.OX2

∂sw,i
= 0, (A-184)

∂Pot.OX1

∂sw,i
= 0. (A-185)

Derivando respecto a sw,i+1:

∂Pot.OX2

∂sw,i+1
= 0, (A-186)

∂Pot.OX1

∂sw,i+1
= 0. (A-187)

Derivadas de la fase agua

Derivando respecto a po,i−1:

∂Pot.WX2

∂po,i−1
= 0, (A-188)

∂Pot.WX1

∂po,i−1
= −1− 1

2

∂γi−1
∂po,i−1

4Di− 1
2
. (A-189)

Derivando respecto a po,i:

∂Pot.WX2

∂po,i
= −1− 1

2

∂γi
∂po,i
4Di+ 1

2
, (A-190)

∂Pot.WX1

∂po,i
= 1− 1

2

∂γi
∂po,i
4Di− 1

2
. (A-191)
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Derivando respecto a po,i+1:

∂Pot.WX2

∂po,i+1
= 1− 1

2

∂γi
∂po,i+1

4Di+ 1
2
, (A-192)

∂Pot.WX1

∂po,i+1
= 0. (A-193)

Derivando respecto a sw,i−1:

∂Pot.WX2

∂sw,i−1
= 0, (A-194)

∂Pot.WX1

∂sw,i−1
=
∂Pcwo,i−1

∂sw,i−1
− 1

2

∂γw,i−1
∂pw,i−1

4Di− 1
2

∂Pw,i−1

∂Pcwo,i−1

∂Pcwo,i−1

∂sw,i−1
.

(A-195)

Derivando respecto a sw,i:

∂Pot.WX2

∂sw,i
=
∂Pcwo,i

∂sw,i
− 1

2

∂γw,i
∂pw,i

4Di+ 1
2

∂Pw,i

∂Pcwo,i

∂Pcwo,i

∂sw,i
, (A-196)

∂Pot.WX1

∂sw,i
= −∂Pcwo,i

∂sw,i
− 1

2

∂γw,i
∂pw,i

4Di− 1
2

∂Pw,i

∂Pcwo,i

∂Pcwo,i

∂sw,i
. (A-197)

Derivando respecto a sw,i+1:

∂Pot.WX2

∂sw,i+1
=
∂Pcwo,i+1

∂sw,i+1
− 1

2

∂γw,i+1

∂pw,i+1
4Di+ 1

2

∂pw,i+1

∂Pcwo,i+1

∂Pcwo,i+1

∂sw,i+1
,

(A-198)

∂Pot.WX1

∂sw,i+1
= 0. (A-199)
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Derivadas de los términos de transmisibilidad

Derivadas de la fase aceite

∂(To)

∂sw
=
∂(Fgλo)

∂sw
, (A-200)

derivando el lado derecho de la Ec.A-200:

∂(To)

∂sw
= Fg

bo
µo

∂kro
∂sw

. (A-201)

Derivadas de la fase agua

∂(Tw)

∂sw
=
∂(Fgλw)

∂sw
, (A-202)

derivando el lado derecho de la Ec.A-202:

∂(Tw)

∂sw
= Tw(

1

bw

∂bw
∂po
− 1

µw

∂µw
∂sw

). (A-203)
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Apéndice B

Reporte de pruebas de laboratorio (desplazamiento de aceite con agua y
agua con tensoactivo)

A partir de experimentos, se determinaron las curvas de permeabilidades relativas a
condiciones de yacimiento utilizando aceite recombinado y agua de batería, así como
una muestra de tapones de roca caliza de un campo de la región Sur de México; de
igual forma se obtuvieron las curvas de permeabilidades relativas desplazando aceite
con agua más tensoactivo al 0.1%w de concentración.

El procedimiento general de los experimentos, se realizó saturando el sistema de ta-
pones con agua dejando los tapones en reposo durante una semana; posteriormente
se saturaron los tapones con aceite, dejando el sistema en reposo por un tiempo de
cuatro semanas y se realizó la medición de las curvas de permeabilidades relativas; al
termino de cada experimento se lavó el sistema de tapones con solventes y se repitió el
procedimiento modi�cando el agua con agua más tensoactivo.

Características del sistema de tapones

Se emplearon dos tapones colocados en serie para la medición de permeabilidades re-
lativas, las características de cada tapón se muestran en la Tabla B.1. Debido a la
colocación en serie de los tapones, se realizó la medición total de las propiedades del
sistema; la Tabla B.2 muestra las características del sistema de tapones en serie.

Tabla B.1: Características del sistema de tapones.

Dimensiones Tapón 1 Tapón 2

Diámetro (cm) 3.81 3.81
Longitud (cm) 3.33 2.78

Área transversal (cm2) 11.40 11.40
Volumen(cm3) 37.94 31.69

Tabla B.2: Características del sistema de tapones en serie.

Dimensiones Valor

Longitud (cm) 6.11
Diámetro (cm) 3.81

Volumen poroso (cm3) 8.00
Permeabilidad, k (md) 0.10
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Montaje del equipo

Como parte del equipo utilizado para la medición, se utilizaron: bombas de inyección
de �uidos, un porta núcleos, colector de �uidos, cilindros contenedores de �uidos de
alta presión y válvulas reguladoras de presión inversa. En la Figura B.1 se muestra el
diagrama general del montaje utilizado para le medición.

Los experimentos se realizaron mediante una serie de etapas: la primer prueba consistió
en determinar las curvas de permeabilidades relativas utilizando únicamente agua ,
la segunda prueba en determinar las curvas de permeabilidades relativas utilizando
solución de agua con tensoactivo; ambos experimentos se realizaron a una presión de
1,250 psi y una temperatura de 120 °C.

Experimento-1. Inyección de agua

La preparación del material y medición de las curvas de permeabilidades relativas se
desarrollo siguiendo el siguiente procedimiento; la Tabla B.3 muestra las condiciones
y características del experimento:

1. Saturación de la roca al 100% con agua. Como parte de la preparación del los
tapones se deja reposar el agua por un tiempo de una semana.

2. Saturación de la roca con aceite. La roca es saturada con aceite recombinado
hasta alcanzar las condiciones de agua irreductible y se deja en reposo durante
cuatro semanas a las condiciones de presión y temperatura de 1250 psi y 120 °C.

3. Medición de permeabilidades relativas (desplazando agua). Se desplaza agua man-
teniendo un gasto constante en la entrada del sistema, se mide la caída de presión
a través de la roca y los volúmenes de agua y aceite recuperados.

4. Análisis de datos. Se utilizó el método de Jones y Roszelle (1978) para ob-
tener las curvas de permeabilidades relativas; se realizó un ajuste de los valores
obtenidos utilizando la correlación de Corey modi�cada.

Los resultados obtenidos a partir del experimento son mostrados en la Tabla B.4, en
ella se muestran los principales indicadores del desplazamiento como son la cantidad
de agua inyectada, factor de recuperación (FR) y aceite producido (Np) así como los
valores de permeabilidades relativas del agua y el aceite.

A partir de los valores reportados, se gra�caron los principales parámetros y se realizó
un breve análisis del comportamiento de cada uno de ellos. En la Figura B.2 se muestra
la grá�ca del factor de recuperación obtenido mediante el desplazamiento de aceite con
agua respecto a la cantidad de volúmenes porosos de agua inyectados, se alcanzo un
factor de recuperación máximo de 65.42% con un total de agua inyectada de 20.80 cm3

equivalente a 2.60 volúmenes porosos.
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Tabla B.3: Características de la roca y �uidos (Experimento-1).

Datos Valor

Volumen poroso (cm3) 8.00
Longitud (cm) 6.11
Diámetro (cm) 3.81

Viscosidad del agua, (µw) 0.29 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)
Viscosidad del aceite (µo) 1.45 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)

Saturación de agua irreductible (Swi) 0.144
Permeabilidad absoluta (k) 0.1 (md)

Porosidad (φ) 0.115
Gasto (cm3/h) 10

Tabla B.4: Resultados (Experimento-1).

Vp,Iny(cm3/hr) Np (cm3) FR ( %) Sw fw krw kro
krw
kro

0.00 0.00 0.00 0.144 0.0 0.0 0.423 0.0
0.05 0.40 5.84 0.144 0.0 0.0 0.423 0.0
0.10 0.80 11.68 0.144 0.0 0.0 0.423 0.0
0.15 1.20 17.52 0.144 0.0 0.0 0.423 0.0
0.20 1.59 23.27 0.146 0.016 0.001 0.419 0.003
0.31 2.24 32.68 0.197 0.268 0.022 0.369 0.059
0.51 2.97 43.38 0.282 0.542 0.057 0.299 0.192
0.75 3.54 51.66 0.365 0.705 0.094 0.243 0.387
1.13 4.14 60.46 0.437 0.802 0.131 0.200 0.655
2.60 4.48 65.42 0.629 0.971 0.381 0.070 5.450

0.730 1.00 0.588 0.000

En la Figura B.3 se muestra la grá�ca de �ujo fraccional contra saturación de agua;
la irrupción de agua se notó a partir de un volumen de 0.2 veces el volumen poroso
inyectado. Las curvas de permeabilidades relativas se muestran en la Figura B.4; se
realizó un ajuste de los datos mediante la correlación de Corey modi�cada.

En la Figura B.5 se muestra la grá�ca de la relación de permeabilidades relativas
(krw/kro) al cambiar la saturación de agua.
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Figura B.1: Equipo utilizado durante el desplazamiento del aceite.
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Observaciones reportadas

1. Debido a que la kro a la Swc es menor en comparación a la krw a la Sor; es posible
pensar que la roca es preferentemente mojada por aceite.

2. De acuerdo a una de las reglas de Craig (Anderson, 1986), la cual establece
que en un sistema mojado por agua el punto de cruce de las curvas se encuentra
a una saturación de agua mayor a 0.5 y para un sistema mojado por aceite, el
punto de cruce se encuentra a una saturación de agua menor a 0.5, se puede decir
que la roca se encuentra mojada por aceite.

3. De acuerdo a una de las reglas de Craig (Anderson, 1986), una saturación
de agua irreductible menor a 15%, es un indicio de que el medio es mojable por
aceite; por lo tanto el medio se considera mojado por aceite.

4. Debido a que la pendiente de la curva del cociente (krw/kro) contra Sw es suave
y se mantiene en un rango amplio de saturaciones, el medio poroso es mojado
por aceite; basándose en un criterio propuesto por Anderson (1987) en el cual
se indica que si la pendiente del cociente de permeabilidades es pronunciada y
se extiende por un rango corto de saturación, la roca es mojada por agua y si
la pendiente es suave y se extiende por un rango alto de saturaciones la roca es
mojada por aceite.

Figura B.2: Factor de recuperación (Experimento-1).
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Figura B.3: Fracción de agua (Experimento-1).

Figura B.4: Curvas de permeabilidades relativas (Experimento-1).
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Figura B.5: Cociente de permeabilidades relativas (Experimento-1).

Experimento-2. Inyección de agua con tensoactivo

Para la segunda prueba se realizó un procedimiento similar al presentado en el Experimento-
1; a continuación se muestran los pasos realizados para la obtención de las curvas de
permeabilidades relativas:

1. Saturación de la roca al 100% con agua al 0.1%w de concentración de tensoactivo
dejándo reposar por un tiempo de una semana.

2. Saturación de la roca con aceite. La roca se satura con aceite recombinado hasta
alcanzar las condiciones de agua irreductible y se deja en reposo durante cuatro
semanas a las condiciones de presión y temperatura de 1,250 psi y 120 °C.

3. Medición de permeabilidades relativas (desplazando agua). Se desplaza agua man-
teniendo un gasto constante en la entrada del sistema, se mide la caída de presión
a través de la roca y los volúmenes de agua y aceite recuperados.

4. Análisis de datos. Se utilizó el método de Jones y Roszelle (1978) para ob-
tener las curvas de permeabilidades relativas; se realizó un ajuste de los valores
obtenidos utilizando la correlación de Corey modi�cada.

Las características de los �uidos y propiedades de la roca se muestran en la Tabla B.5.
Los resultados obtenidos del experimento se muestran en la Tabla B.6. El experimento
fue realizado a una presión de 1,250 psi y una temperatura de 120 (°C).
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La Figura B.6 muestra el comportamiento del factor de recuperación contra la can-
tidad de volúmenes poroso inyectados, alcanzando un máximo de 85.07% con un total
de agua inyectada de 25.1 cm3 equivalente a inyectar 3.14 veces el volumen poroso de
agua.

Tabla B.5: Características de la roca (Experimento-2).

Propiedades Valor

Volumen poroso (cm3) 8.00
Longitud (cm) 6.11
Diámetro (cm) 3.81

Viscosidad del agua (µw) 0.34 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)
Viscosidad del aceite (µo) 1.45 (cp) @p=1250 (psi) y T=120 (°C)

Saturación de agua irreductible (Swi) 0.2065
Permeabilidad absoluta (k) 0.1 (md)

Porosidad (φ) 0.115
Gasto (cm3/h) 10

Tabla B.6: Resultados (Experimento-2).

Vp,Iny(cm3/hr) Np (cm3) FR (%) Sw fw krw kro
kro
krw

0.00 0.00 0.00 0.207 0.000 0.000 0.519 0.000
0.06 0.45 7.09 0.207 0.000 0.000 0.519 0.000
0.14 1.10 17.33 0.207 0.000 0.000 0.519 0.000
0.25 2.00 31.51 0.207 0.000 0.000 0.519 0.000
0.38 3.00 47.26 0.207 0.000 0.000 0.519 0.000
0.51 4.10 64.59 0.207 0.000 0.000 0.519 0.000
0.58 4.45 70.10 0.360 0.300 0.026 0.368 0.069
0.70 4.80 75.61 0.562 0.650 0.055 0.182 0.301
1.14 5.10 80.34 0.747 0.914 0.080 0.046 1.729
2.14 5.35 84.28 0.808 0.969 0.090 0.018 5.024
3.14 5.40 85.07 0.862 0.994 0.098 0.004 25.769

0.900 1.000 0.118 0.000
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Figura B.6: Factor de recuperación (Experimento-2).

En la Figura B.7 se muestra la curva de �ujo fraccional de agua, presentándose la
irrupción de agua a los 0.58 volúmenes de poro inyectados. Las curvas de permeabi-
lidades relativas se muestran en la Figura B.8, al igual que en el Experimento-1 se
realizó un ajuste de los resultados utilizando la correlación de Corey modi�cada. La
Figura B.9 muestra los resultados gra�cados del cociente de permeabilidades contra
la saturación; el análisis de este parámetro puede ayudar a determinar la mojabilidad
de la roca.

Observaciones reportadas

1. Debido a que la krw a la Sor es menor en comparación a la kro a la Swc, es posible
decir que la roca es mojada por agua.

2. De acuerdo a una de las reglas de Craig (Anderson, 1986), la cual establece
que en un sistema mojado por agua el punto de cruce de las curvas se encuentra a
una saturación de agua mayor a 0.5 y para un sistema mojado por aceite el punto
de cruce se encuentra a una saturación de agua menor a 0.5, se puede decir que
la roca se encuentra mojada por agua.

3. De acuerdo a una de las reglas de Craig (Anderson, 1986), una saturación
de agua irreductible mayor a 20%, es un indicio de que el medio es mojable por
agua, por lo tanto el medio se considera mojado por agua.
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4. Como se comentó anteriormente, a partir de la pendiente de la curva generada por
el cociente de permeabilidades es posible determinar la mojabilidad del sistema;
para este experimento se obtuvo una pendiente pronunciada, lo cual indica que
la roca es mojada por agua.

Figura B.7: Fracción de agua (Experimento-2).

Figura B.8: Curvas de permeabilidades relativas (Experimento-2).
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Figura B.9: Cociente de permeabilidades relativas (Experimento-2).

Comparación de los experimentos

Como parte del reporte de laboratorio se realizó la comparación de las curvas de per-
meabilidades relativas obtenidas en el desplazamiento de aceite con agua y las curvas
obtenidas al desplazar aceite con agua más tensoactivo, observando una diferencia de
valores causados por el efecto del tensoactivo y la preparación del sistema de tapones
(Figura B.11).

La Figura B.12 muestra la comparación de los factores de recuperación obtenidos al
desplazar aceite con agua y al desplazar aceite con agua más tensoactivo al 0.1%w
de concentración, observándose un factor de recuperación mayor al utilizar solución
tensoactivo en comparación al utilizar únicamente agua.

Observaciones �nales

1. Al termino de los experimentos se logró un FR de 64% utilizando únicamente agua
y un FR de 84% al utilizar agua con tensoactivo, obteniéndose un incremento en
el factor de recuperación de 19.65%.

2. Se logró desplazar las curvas de permeabilidades relativas, realizando el cambio de
un medio preferentemente mojado por aceite a un medio preferentemente mojado
por agua.

3. Se utilizó un menor volumen de agua inyectada para recuperar la misma cantidad
de aceite al inyectar agua con tensoactivo en comparación con inyectar únicamente
agua.
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Figura B.10: Curvas de permeabilidades (Experimento-1 vs Experimento-2).

Figura B.11: Factores de recuperación (Experimento-1 vs Experimento-2).
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Apéndice C

Distribución de propiedades por nodo durante la simulación

Simulación I

Figura C.1: Distribución de variables a 0.08 hrs (Simulación I).

Figura C.2: Distribución de variables de agua a 0.25 hrs (Simulación I).
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Figura C.3: Distribución de variables de agua a 1.00 hrs (Simulación I).

Figura C.4: Distribución de variables a 2.50 hrs (Simulación I).
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Simulación II

Figura C.5: Distribución de variables a 0.08 hrs (Simulación II)

Figura C.6: Distribución de variables a 0.33 hrs (Simulación II).
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Figura C.7: Distribución de variables a 1.00 hrs (Simulación II)

Figura C.8: Distribución de variables a 2.50 hrs (Simulación II).
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Simulación III

Figura C.9: Distribución de variables a 0.08 hrs (Simulación III)

Figura C.10: Distribución de variables a 0.41 hrs (Simulación III).
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Figura C.12: Distribución de variables a 1.00 hrs (Simulación III).

Figura C.12: Distribución de variables a 2.50 hrs (Simulación III).
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