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Resumen

La recuperacion mejorada se refiere a la recuperacion de aceite obtenida al
introducir fluidos o componentes que generalmente no se encuentran en el yacimiento, con
el fin de modificar las propiedades de éste y asi lograr un incremento en el factor de
recuperacion de hidrocarburos.

En los ultimos afios, ha crecido considerablemente el interés por el desarrollo de
investigacion e implementaciéon de métodos novedosos en recuperacidn mejorada de
hidrocarburos que sean mas eficientes y econémicos. En promedio, se estima, el factor de
recuperacion a nivel mundial para los yacimientos de aceite ronda entre el 27% y el 35%,
aungue para crudos pesados el factor de recuperacion es alrededor del 10%, es decir, que
una gran cantidad de aceite aun se encuentra en el yacimiento y potencialmente puede
extraerse con el empleo de los métodos y estrategias adecuados para cada tipo de
yacimiento. Lo anterior se atribuye, principalmente, a que una gran cantidad de yacimientos
alrededor del mundo han alcanzado su etapa de madurez y tomando en cuenta la gran
cantidad de yacimientos no convencionales, es necesario buscar la manera de extraer una
mayor cantidad de hidrocarburos de dichos yacimientos.

Tomando en cuenta la importancia de este tema en la Industria Petrolera, el presente
trabajo tiene como objetivo: La investigacion, desarrollo y evaluacion de nanofluidos con
aplicacion potencial en recuperaciéon mejorada.

Para empezar, se presenta una breve introduccién de los conceptos y definiciones
principales referentes al area de estudio (recuperacién mejorada), asi como la investigacion
acerca de las aplicaciones y experimentos con nanotecnologia dentro de la Industria
Petrolera, abarcando formacion de emulsiones, pruebas de laboratorio, entre otros.

Consecuentemente, se llevé a cabo la investigacion de métodos de sintesis de
nanoparticulas y se seleccioné el mas adecuado en términos de su viabilidad técnica y
econdmica. Se realizo la sintesis para obtener nanoparticulas de 6xido de niquel (NiO) por
el método de precipitacién en un medio acuoso. Posteriormente, el producto obtenido se
caracteriz6, evaluando propiedades de tamafio de nanoparticula, composicion, forma, entre
otras.

Una vez controlado el método y caracterizado el producto final, se llevaron a cabo
diversas pruebas, tales como la suspension de las nanoparticulas en diversos medios
acuosos para formacion de nanofluidos, y su uso posterior en la formaciéon de emulsiones
tipo Pickering. Las propiedades reolégicas de las emulsiones obtenidas fueron estudiadas.
Adicionalmente, los nanofluidos fueron utilizados en pruebas de laboratorio con capilares y
rocas calizas y areniscas. La mayoria de los experimentos se realizaron a presion y
temperatura de laboratorio; sin embargo, se hicieron algunas pruebas variando la
temperatura, también, se modificaron factores como la salinidad, el corte de agua y el corte
de aceite. Los resultados obtenidos son de utilidad para conocer el comportamiento de las



nanoparticulas a diferentes condiciones y probar otras condiciones en el laboratorio, las
cuales sean mas cercanas a las condiciones de yacimiento.

Finalmente, en este trabajo se presentan los detalles de las metodologias vy
experimentos llevados a cabo. Se agrega la discusion acerca de los resultados obtenidos
en la experimentacion, asi como las conclusiones de, resaltando de qué manera puede
contribuir esta investigacion en el ambito petrolero a futuro, asi como los pasos a seguir y
los aspectos a mejorar.



Abstract

Enhanced Oil Recovery (EOR) refers to the crude oil recovery obtained by
introducing fluids or components, that in general are not present in the reservoir, to modify
the reservoir properties and therefore, increase the recovery factor of hydrocarbons.

Recently, a rising interest in research and implementation of novel, efficient and
economic methods in EOR has been developed, as it is known, the global recovery factor
average for oil reservoirs is about 27% no larger than 35%, whereas for heavy crude oils is
about 10%, meaning that a great amount of oil remain in the reservoirs, and potentially could
be produced if the right methods and strategies are employed. The aforementioned is
related, mainly, the mature reservoirs, leading to the search for different methods to produce
the remaining oil in the reservoirs. Moreover, nonconventional reservoirs might be included
for EOR, as a result of the great amount of oil that these sorts of reservoirs contain.

Considering the importance of this topic for the oil industry, the main goal of the
present work is:To investigate, develop and evaluate nanofluids with potential application in
EOR.

First, a brief introduction of fundamentals and definitions is presented, as well as the
search of different tests and applications using nanotechnology within oil industry, including
generation of emulsions, laboratory experiments, and o] forth.

Secondly, a search of various nanoparticle synthesis methods was developed to
select the best method in terms of its reproducibility and required costs. The synthesis was
based on the precipitation method, using nickel nitrate (Ni(NOs)2) in an aqueous media,
leading to nickel oxide (NiO) nanoparticles. Furthermore, the obtained product was
characterized to evaluate different properties, such as, size, composition and shape.

Once the method was controlled and the final product was fully characterized,
diverse laboratory tests were conducted, such as nanofluid generation, and the formation of
Pickering type emulsions. The rheological properties of these emulsions were studied. In
addition, the nanofluids were employed to perform capillary and rock tests. Most of the
experiments were conducted at laboratory pressure and temperature conditions, however,
tests with temperature variation were conducted, also, factors such as salinity, water cut,
and oil cut were modified. The generated results are useful for understanding the behavior
of nanoparticles under different conditions, and assess harsh conditions, similar to those
found at the reservoirs.

Finally, the details and methodologies employed in this research are offered. The
discussion of the obtained results, as well as the concluding remarks for each experiment
are presented, highlighting as the next steps and recommendations for further research and
the potential contribution in oil industry.



1. Hipotesis y objetivos
Hipotesis

Debido a que una gran cantidad de yacimientos en el mundo actualmente se
encuentran en su etapa de madurez y, considerando la gran cantidad de aceite disponible
para producir alrededor del mundo, el interés sobre métodos que incrementen el factor de
recuperacion ha crecido en los Ultimos afios. Lo que ha generado un buen numero de
investigaciones en el area de Recuperacion Secundaria y Mejorada,

El uso de nanotecnologia en la industria petrolera ha sido poco explorada a nivel de
campo, pero se cree que puede llegar a dar resultados satisfactorios si se enfoca de una
manera correcta, ya que en muchas otras areas su utilizacién ha resultado en grandes
avances.

En consecuencia, se plantea el uso de nanoparticulas inorganicas como agente
surfactante, las cuales, gracias a sus caracteristicas pueda tener la capacidad de disminuir
la tension interfacial entre el agua y el aceite, asi como ser Utiles en la estabilizacion de
emulsiones Pickering, soportando las condiciones extremas (temperatura, presion y
salinidad, etc.), El empleo de estas emulsiones como medio de transporte para el aceite
podria aumentar la eficiencia de barrido en un yacimiento, segun las caracteristicas que las
emulsiones presenten.



Objetivos
El presente trabajo tiene como objetivo general:

e El desarrollo y evaluacion de nanofluidos con aplicacion potencial en recuperacién
mejorada.

Los obijetivos particulares son:

e Sintetizar nanoparticulas de éxido de niquel (NiO) con un tamafio menor a 100 nm.

o Estabilizar emulsiones entre agua y aceite, por medio del nanofluido creado a base
de las nanopatrticulas sintetizadas, variando la salinidad del medio.

o Caracterizar las emulsiones generadas y determinar el efecto de la salinidad en la
formacion de emulsiones.

e Comparar la eficiencia de desplazamiento de aceite contenido en capilares y roca,
mediante agua, salmuera y nanofluidos (base agua y base salmuera).



2. Introduccion

La explotacién de un yacimiento en la industria petrolera, desde su descubrimiento
y hasta su abandono esta regida por tres principales métodos, la recuperacién primaria, la
recuperacion secundaria y la recuperacion mejorada, estos tres métodos de recuperacion
no son secuenciales y en el caso de los métodos de recuperacion secundaria y mejorada,
pueden ser implementados desde el comienzo de la produccion. La recuperacion primaria
se basa en el agotamiento natural del yacimiento, es decir, que las fuerzas involucradas
durante esta primera etapa son debidas Unicamente a las propiedades naturales de dicho
yacimiento y son provocadas por la expansion de los fluidos o del sistema roca-fluido. La
recuperacion secundaria involucra la inyeccion de algun elemento que contribuya con el
desplazamiento del hidrocarburo, siempre y cuando dicho elemento no altere las
propiedades del fluido ni del yacimiento. La recuperacién mejorada, involucra cambios
dentro de las propiedades del yacimiento, abarcando tanto quimica como fisicamente; el
objetivo principal de esta ultima etapa es obtener un mayor factor de recuperacion del
yacimiento, es decir, recuperar mayor cantidad de aceite del que no se ha obtenido por los
dos métodos anteriores. Basado en esto, se puede observar la importancia que han tomado
los métodos de recuperacion secundaria y mejorada a través de los afios.

Los métodos tradicionales de recuperacion secundaria y mejorada han sido
aplicados en numerosos campos del mundo teniendo grandes éxitos y fracasos, mismos
que han permitido el desarrollo de simuladores y la creaciobn de guias (criterios de
escrutinio), Utiles para la selecciéon del método a implementar de acuerdo al campo de
aplicacion y se tenga una mayor probabilidad de éxito. Lamentablemente, existen
condiciones dentro de los yacimientos en las cuales los métodos actuales no son
funcionales (altas temperaturas, crudos pesados, salinidades altas, etc.) y existen casos en
que la probabilidad de que un método funcione es alta, pero no es posible implementarlo
dados los altos costos que esto implica. Debido a esto, se presenta la necesidad de
desarrollar nuevos métodos, mismos que puedan funcionar bajo condiciones extremas y
exista la probabildad de ser de menor costo, basado en esto, el presente trabajo evaluara
la posible aplicacion técnica de las nanoparticulas como método de recuperacién mejorada.

El objetivo principal de este trabajo se lograra con base en la nanotecnologia (la
manipulacién de un material a escalas hanomeétricas). La experimentacion abarca desde la
creacion de dicho material, es decir, la sintesis de nanoparticulas, asi como su
caracterizacion. Ademas, se incluyen pruebas para saber si el material es capaz de formar
una emulsion “Pickering” y en qué condiciones es capaz de hacerlo. Por Gltimo, se realizan
pruebas de desplazamiento estéaticas (imbibicion espontanea).

El presente trabajo se realiz6 a escala de laboratorio, por lo mismo, el alcance de
esta investigacion es el perfeccionamiento del método, para asi, en un futuro tener una base
experimental amplia y poder seleccionar correctamente un area posible para una prueba
piloto.



3. Métodos de recuperacion de hidrocarburos

La recuperaciéon de hidrocarburos es regida por tres principales métodos, en este
capitulo cada método es descrito y se presentan los alcances que pueden tener en relacion
con el factor de recuperacion de un yacimiento.

3.1 Recuperacion Primaria

Los componentes que afectan el desempefio de la produccion de un yacimiento son
las caracteristicas geoldgicas, las propiedades del sistema roca-fluidos, los mecanismos de
empuje y las instalaciones de produccion. Dependiendo de estos componentes, serd el
factor de recuperacion que se tendra, destacando que el promedio de éste a nivel mundial
se encuentra entre 27% y 35% para aceites negros ordinarios. Mientras que para crudos
pesados es de apenas 10%:?.

Especificamente, la recuperacion primaria en yacimientos de aceite y gas es regida
por las fuerzas viscosas, gravitacionales y capilares. Este tipo de recuperacion se
caracteriza por las variaciones en la presion del yacimiento, ritmos de produccion,
relaciones gas—aceite y aceite—agua, entrada de acuifero asociado y expansion de la capa
de gas?.

Los mecanismos naturales de produccion que dan pie a la recuperacién primaria son:

- Expansion de la roca

- Expansion del aceite y gas disuelto
- Empuje por capa de gas

- Entrada de agua

- Segregacion gravitacional

- Combinacion de estos

En la Tabla 3.1, se muestra informacion mas relevante para cada mecanismo de
produccion:



Tabla 3.1. Mecanismos de produccion por recuperacion primaria?

Caracteristicas

. Presion del o Factor de
Mecanismos . Produccion de agua v
Yacimiento recuperacion
Expansién del | Declina rapida y Permanece Nula (excepto en 1-10%
sistema roca- |continuamente Pi> | bajay yacimientos con alta | Promedio
fluidos Po constante Sw) 3%
Al principio es
s . - baja, después | Nula (excepto en 5-35% Requiere de
Expansion del | Declina rapida y - .
: . crece hasta el |yacimientos con alta | Promedio bombeo en una
gas disuelto continuamente Y
méaximo y cae | Sw) 20% etapa temprana
por ultimo
Aumenta El surgimiento del
. gas en pozos
continuamente )
terminados en
. en pozos 20-40%
Empuje por Cae lentay ; . . zonas
. terminados en | Nula o despreciable | Promedio
capa de gas |continuamente estructurales
zonas 25% bajas indica un
estructurales e ni Lie por capa
altas pule p P
de gas
Los pozos
terminados en zonas N calculada por
Permanece alta. )
- estructurales bajas balance de
La presion es X
. Permanece producen agua 35-80% materia
Entrada de sensible a los o . .
. baja si la tempranamente y la | Promedio incrementa
agua ritmos de - -
= presion es alta | produccion de agua | 50% cuando no se
produccion de ! .
aceite. gas v agua incrementa en considera la
»gasyag cantidades entrada de agua
considerables
Cuando k>200
Permanece mD y el &ngulo
baja en pozos del yacimiento >
Segregacion | Declina rapida en zonas 40-80% 10°y 1a uo es
grega . piday estructurales | Nula o despreciable | Promedio baja (<5 cP), se
gravitacional | continuamente . A
bajas y alta en 60% considera que
pozos en existe
zonas altas segregacion
gravitacional.

3.2 Recuperacion Secundaria

En esta etapa de explotacion se suministra energia adicional a la que naturalmente
contiene el yacimiento mediante la inyeccion de fluidos en forma inmiscible (gas, agua o
una combinacion de éstos). Cuando se implementa un método de recuperacion secundaria
se busca el reemplazo total o parcial de uno de los mecanismos presentes primarios por




uno secundario. La efectividad y rentabilidad de este reemplazo, en cualquier etapa de la
vida del yacimiento, determina el momento éptimo de iniciar con una inyeccion de fluidos.

Para algunos autores una buena administracion del yacimiento en combinacion con
un método de recuperacion secundaria, puede dar lugar a un factor de recuperacion entre
50% y 65%2%2, sin embargo, para crudos pesados, el factor de recuperacion se encontrara
entre 20% y 25%?*.

El método mas empleado en la recuperacion secundaria ha sido la inyeccion de
agua, debido a su bajo costo, disponibilidad y buenos resultados en algunos campos. Para
hacer posible este método, los ingenieros de yacimientos y los de produccion deben trabajar
conjuntamente para la implementacion, operacién y evaluacién del proyecto de inyeccion.

3.3 Recuperacion Mejorada

La recuperacién mejorada se refiere a la recuperacion de aceite obtenida al inyectar
materiales que normalmente no estan presentes en el yacimiento, o materiales que
comunmente estan en el yacimiento pero que son inyectados a condiciones especificas con
el fin de alterar considerablemente el comportamiento fisico-quimico de los fluidos del
yacimiento.

Los métodos aplicables a este tipo de recuperacion permiten extraer volumenes de
aceite que normalmente no se podrian obtener, de manera econémica, por los métodos
convencionales de recuperacién (recuperacion primaria y secundaria). Existen casos de
éxito en el mundo donde el factor de recuperacion ha superado el 80 % del volumen original
in-situ®. Por otro lado, para crudos pesados el factor de recuperacién puede llegar hasta
30%:*.

Los tipos de recuperaciéon mejorada existentes y que se han probado se muestran
en la Figura 3.1.
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Figura 3.1 Métodos de recuperacion mejorada®
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4. Aspectos fundamentales de ingenieria de yacimientos

El capitulo presenta las propiedades mas importantes a comprender para el flujo de
fluidos dentro de un yacimiento, que también, son fundamentales para la aplicacién de
recuperacion mejorada.

4.1 Porosidad

La porosidad se define como la fraccion de espacios vacios existentes en una unidad
de volumen de roca determinada*®. La porosidad puede ser medida en forma directa en el
laboratorio, utilizando muestras de roca llamadas “nucleos”. También puede ser
determinada indirectamente con pruebas de produccion o perfilaje de pozos.

La porosidad de la roca suele clasificarse en primaria y secundaria (Figura 4.1). La
porosidad primaria se debe a los procesos sedimentarios que se originaron en el
yacimiento. La porosidad secundaria se debe a movimientos posteriores de la corteza o a
la accién de aguas subterraneas. Ejemplos de esto podrian ser la porosidad en las arenas
(la cual en general es primaria), y la porosidad en las rocas carbonatadas (que
generalmente presentan porosidad secundaria). En estas Ultimas, la porosidad puede ser
debida a procesos de fracturacién, disolucién, recristalizacién, cementacion o combinacion
de los mismos. Ademas, existen casos donde se puede hablar de porosidad terciaria o un
yacimiento con triple porosidad, cominmente encontrados en Yacimientos Naturalmente
Fracturados (YNF), éstos pueden estar compuestos por fracturas grandes, fracturas
pequefias y matriz; o bien por fracturas, matriz y vigulos, etc.

Fractura

Fractura

Fractura\

Figura 4.1. Porosidad Primaria (izquierda), Porosidad Secundaria (derecha) °.




Las discontinuidades (hablando de porosidad secundaria), no aumentan
significativamente el valor de porosidad, sin embargo, influyen fuertemente a la
permeabilidad, de la cual se hablard un poco mas adelante. El incremento de flujo debido
a la porosidad secundaria es de gran interés para la ingenieria petrolera, y estos sistemas
suelen estudiarse como sistemas de doble porosidad.

La porosidad también puede clasificarse en “porosidad absoluta”, “porosidad
efectiva” y “porosidad no efectiva™, como se muestra en la Figura 4.2. La primera hace
referencia a la porosidad que considera el volumen poroso de la roca esté o no
interconectado. Esta propiedad es la que normalmente miden los porosimetros comerciales.
Una roca puede tener una porosidad absoluta considerable y no tener conductividad de
fluidos debido a la carencia de interconexién entre poros. La segunda es la relacién del
volumen poroso interconectado con el volumen bruto de roca. Esta porosidad es una
indicacion de la habilidad de la roca para conducir fluidos, sin embargo, esta porosidad no
mide la capacidad de flujo de una roca. La porosidad efectiva es afectada por un nimero
de factores litolégicos como tipo, contenido e hidratacion de arcillas presentes en la roca,
entre otros. La tercera y Ultima Unicamente es la diferencia que existe entre la porosidad
absoluta y la efectiva.

A B C

Figura 4.2. A. Porosidad Absoluta, B. Porosidad Efectiva, C. Porosidad no Efectiva
4.2 Tension Interfacial

Es una propiedad de la interfaz entre dos fases inmiscibles. Cuando ambas fases
son liquidas (condensadas) se denomina tension interfacial; cuando una de las fases es
gaseosa (no condensada) se denomina tensién superficial. La tension interfacial se puede
definir como la fuerza perpendicular a la superficie del liquido dirigida hacia el seno de éste.
Es la fuerza en dinas que actlta en direccién perpendicular, sobre toda linea de 1 cm de
longitud sobre la superficie*®.

La tension interfacial se puede entender por la existencia de un desequilibrio en las
fuerzas moleculares en la interfase. Esto es causado por la atraccion fisica entre las
moléculas. Una molécula en un liquido es uniformemente atraida por las moléculas que la
rodean, como se muestra en la Figura 4.3.



Figura 4.3 Tensién Interfacial®.

En un sistema liquido-gas, una molécula de liquido en la interfase es mayormente
atraida hacia el seno del liquido (Figura 4.4); mientras que las moléculas de gas se
encuentran mucho mas separadas, por lo que la atraccién entre moléculas sera
inversamente proporcional a la distancia entre las mismas. Este desequilibrio de fuerzas es
responsable de la tendencia de la superficie a contraerse y hacer que el liquido asuma el
estado de energia minima (superficie minima). Por ejemplo, las gotas de liquido cayendo
en aire o una burbuja pasando a través de la fase liquida, ambas tienden a ser esféricas ya
que tienen la menor superficie de contacto con la otra fase.

Gas
Interface

& b b
&b G

Liquido

Figura 4.5. Tension Superficial”.
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La tension interfacial también nos ayuda a conocer el grado de inmiscibilidad entre
las fases, a medida que ésta disminuye las fases se vuelven mas miscibles entre si.

4.3 Mojabilidad

La mojabilidad es una propiedad del sistema roca-fluido que nos permite conocer la
ubicacion y distribucion de los fluidos en el yacimiento, asi como las caracteristicas de flujo
gue éstos pueden presentar®.

Se define a la mojabilidad como la capacidad de un liquido de esparcirse o adherirse
sobre una superficie solida en presencia de otros fluidos inmiscibles. Cuando existe una
preferencia por un fluido, éste moja y tiende a ocupar los poros pequefios al estar en
contacto con la mayor parte de la superficie de la roca (asumiendo que la saturacién del
fluido mojante es considerable). Los fluidos no mojantes estaran alojados en el centro de
los poros mas grandes, todo esto cuando el sistema se encuentre en equilibrio”1°.

En un yacimiento petrolero tipicamente podemos encontrar agua, aceite y gas;
cuando se habla de mojabilidad el gas se desprecia, ya que este fluido nunca moja debido
a sus caracteristicas de baja densidad y baja viscosidad, las cuales le permiten poseer una
buena movilidad. Por lo tanto, en un sistema petrolero es tipico encontrar rocas mojadas
por agua (la mayor parte de las arenas) y mojadas por aceite (carbonatos), lo cual se
ejemplifica en las Figuras 4.5 y 4.6; sin embargo, cuando una roca no tiene una mayor
preferencia a ser mojada por alguno de estos fluidos, se le conoce como mojabilidad
intermedia.

Aceite

Agua

EEE Agua BN Aceite BN Granos de
roca

Figura 4.5. Roca Mojada por Agua'l.

11



Aceite

Agua

EEE Agua EEE Aceite EEE  Granos de
roca

Figura 4.6. Roca Mojada por Aceite!?,

El descubrimiento de que la mojabilidad de la roca puede ser alterada por
componentes del aceite que pueden ser adsorbidos por la roca, dio lugar a la idea de que
pueden existir formas heterogéneas de mojabilidad en un yacimiento, de aqui surgen las
propuestas sobre mojabilidad fraccional y mixta.

4.3.1 Mojabilidad Fraccional

Otro tipo de mojabilidad en un yacimiento es la mojabilidad fraccional, en la cual se
encuentra que algunas partes de la roca son fuertemente mojadas por aceite y en las
restantes mojadas fuertemente por agua®.

4.3.2 Mojabilidad Mixta

Es un tipo especial de mojabilidad fraccional, donde las superficies mojadas por
aceite crean caminos continuos en los poros grandes y los poros pequefios permanecen
mojados por agua, sin contener aceite®.

La diferencia principal entre la mojabilidad mixta y la fraccional, es que la fraccional
no contempla las ubicaciones especificas para las superficies mojadas por aceite ni
caminos continuos mojados por aceite.

4.3.3 Factores que Afectan la Mojabilidad

Existe un grupo numeroso de factores que pueden alterar la mojabilidad, de los
cuales se mencionan los mas conocidos a continuacion.

Para sistemas fuertemente mojados por agua, los minerales de la roca pueden ser
alterados por la adsorcion de componentes polares o la deposicion de materia organica que
se encuentra originalmente en el crudo. Estos agentes, generalmente estan constituidos
por componentes polares (que contienen oxigeno, nitrégeno y azufre) y no polares
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(hidrocarburos). La parte polar se adsorbe en la superficie de la roca, exponiendo la parte
no polar lo cual provoca que el sistema sea mojado por aceite®.

Este tipo de surfactantes naturales presentes en el crudo, pueden ser altamente
miscibles en agua, lo que puede ocasionar que al disolverse en el agua, la roca adsorba
estos surfactantes y altere la mojabilidad de la roca®.

El grado en el que la mojabilidad se vera alterada debido a la composicion del aceite
dependera de la presién, temperatura, mineralogia de la roca, composicion del agua de
formacion y su pH.

En resumen, los factores principales que afectan la mojabilidad de una roca son la
mineralogia y la composicién de los fluidos en el medio poroso, ya que las interacciones
fisico-quimicas entre estos regiran el tipo de mojabilidad que se presente.

Una forma sencilla de conocer el tipo de mojabilidad méas probable es a través de
las reglas de dedo de Craig, éstas contemplan factores adicionales a los discutidos
anteriormente como; saturacion y permeabilidad relativa, estas reglas se basan
principalmente en las curvas de permeabilidad relativa y se pueden apreciar en la Tabla
4.1.

Tabla 4.1. Reglas de dedo de Craig®.

Caracteristicas Mojado por Agua Mojado por Aceite

Saturacion de Agua Congénita Mayor a 20 % Menor a 15 %
en el Espacio Poroso

Punto de Cruce de Kro ¥ Krw Después de Sw =50 % Antes de Sw =50 %
Permeabilidad Relativa al Agua Menor del 30 % Mayor del 50% vy tiende al
al Maximo punto de Saturacion 100%

de Agua

4.4 Presion Capilar

La presion capilar en el medio poroso es el resultado de la combinacion de efectos
como la mojabilidad, la tension interfacial, asi como la geometria y el tamafio de poro.

Se define como la diferencia de presion que existe en la interfase formada por dos
fluidos inmiscibles, de los cuales uno mojard preferentemente al sélido; es decir, la
diferencia de presién entre el fluido de la fase no mojante y la fase mojante®®, se representa
para un sistema mojado por agua por la siguiente ecuacion:
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Pr=P,,—PF, (4.4.1)
Donde:

P. = Presion capilar
P, = Presion del fluido no mojante
P, = Presién del fluido mojante

Por convencién, se ha determinado que la presion capilar es negativa para un
sistema mojado por aceite.

El concepto de presién capilar surgioé por medio de tubos capilares, llenos con fluidos
inmiscibles, observandose que la interfase presentaba forma céncava, debido a que las
fuerzas inducidas por la mojabilidad del sélido permiten que uno de los fluidos se extienda
sobre toda la interfase, causando diferenciales de presion entre los dos fluidos a través de
la interfase. Por el contrario, para un tubo de diametro mayor, donde las fuerzas en las
paredes del tubo se distribuyen en un perimetro grande y no penetran en el interior, se
observa una interfase plana. Esto se puede visualizar en la Figura 4.7.

r
F
£
Po
N Pw 0
Aceite I
Agua
Gravedad

Figura 4.7. Presién Capilar®

Del sistema en equilibrio mostrado en la Figura 4.7, se puede realizar un balance
de fuerzas, en donde:

Py (mr?) + o, 2nr) — B, (nr?) — opus @ar) =0 (4.4.2)
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Donde:

r = Radio del capilar

Onws = Tension interfacial entre el fluido no mojante y la superficie
ows = Tension interfacial entre el fluido mojante y la superficie

P, = Presion del fluido no mojante

P, = Presién del fluido mojante

Realizando el desarrollo algebraico:

2 (Opws — O
Py — B, = M (4.4.3)

Dado el siguiente sistema:

C’rWO

Aceite

Sdlido

Figura 4.8. Angulo de Contacto Aceite-Agua-Salido®.

Si se realiza un balance de fuerzas, para el sistema en equilibrio (siendo el agua la fase
mojante) se tiene:

Oos — Ows = Oy COS O (4.4.4)

Retomando la ecuacién 4.4.4 y sustituyendo en la ecuacion 4.4.3, la presion capilar
puede expresarse como:

2 0, cos@
p=—2 (4.4.5)

r

4.5 Viscosidad

La viscosidad es una propiedad de los fluidos de gran importancia en multiples
procesos industriales, ademas de ser una variable de gran influencia en las mediciones de
flujo de fluidos.

Los liquidos, a diferencia de los solidos tienen la capacidad de fluir, es decir, si se
aplica un esfuerzo cortante sobre un liquido, éste presentard una resistencia al movimiento,
y es precisamente atribuido a su viscosidad. La viscosidad es la resistencia que tienen las
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moléculas que conforman un liquido para separarse unas de otras, es decir, es la oposicion
de un fluido a deformarse y esta oposicidn es debida a las fuerzas de adherencia que tienen
unas moléculas de un liquido o fluido con respecto a las otras moléculas del mismo fluido.®

Es importante resaltar que la viscosidad es una caracteristica que esta presente en
los liquidos que se encuentran en movimiento, no se puede ver reflejada en un liquido que
se encuentre estatico debido a que si el liquido permanece fijo las moléculas que lo
componen no tendran la necesidad de interactuar entre si para tratar de permanecer unidas.
Mientras mas grandes sean las moléculas de un liquido, mayor resistencia pondran a su
desplazamiento, por lo tanto, en este caso se dice que estos fluidos son més viscosos
debido a que el desplazamiento que pueden presentar sus moléculas se da de una manera
mas lenta (la razon es que las fuerzas intermoleculares presentes en este liquido son mas
fuertes). Por el contrario, cuando las moléculas que lo conforman son méas pequefias
tendran menor fuerza de oposicién por lo que su movimiento serd mas rapido (presentan
fuerzas intermoleculares débiles).

El hecho de que un fluido sea mas viscoso que otro quiere decir que tiene mayor
oposicion a su deformacion, sin embargo, con la sola accién de aplicar energia calorifica
sobre un fluido, ocasiona que disminuya su viscosidad, dando como resultado el mayor
movimiento del fluido. Ademas de los liquidos, los gases exhiben la propiedad de la
viscosidad debido a que estos también son fluidos, sin embargo, la viscosidad de éstos
suele ser despreciable en vista que son tomados en cuenta como fluidos ideales.®

4.5.1 Viscosidad del Gas

Debido a que las moléculas de un gas a bajas presiones tienden a comportarse de
manera ideal, es conveniente analizar el comportamiento de la viscosidad en funcién de la
temperatura y la presion:

Durante la compresion isotérmica de un sistema de gas (Figura 4.9) se observa que
conforme decrece el volumen, la distancia entre las moléculas del gas también es reducida,
esto provoca que aumente la friccibn durante el movimiento de las particulas a nivel
molecular; y a nivel macroscopico se refleja en un aumento de la viscosidad del fluido.*®
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V = constante
P m= constante A

A

Gas//
/]

B

S
~

Vv

Figura 4.9. Compresion isotérmica de un gas.®

Si se repite el experimento a una temperatura mayor, la viscosidad del fluido desde
el inicio serd mayor debido a que la temperatura provoca que el grado de excitacion

molecular aumente y, por ende, el choque entre estas, resultando en un aumento de la
viscosidad; esto se muestra en la Figura 4.10.

20 _
m = constante
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Figura 4.10. Viscosidad del gas a diferentes temperaturas®

4.5.2 Viscosidad del Aceite

La viscosidad de los liquidos, como otras de sus propiedades fisicas, es afectada
tanto por la presibn como la temperatura. A diferencia de los gases, un aumento en la
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temperatura siempre ocasionara una disminucion en la viscosidad. Por otro lado, una
disminucién en la presion siempre se vera reflejada como una disminucion en la viscosidad.
En el caso de los liquidos de yacimiento, existe un tercer pardmetro que afecta la viscosidad
y este es la cantidad de gas en solucion dentro del liquido. Una disminucién en la cantidad
de gas provocara un aumento en la viscosidad.*1?

La viscosidad del aceite (Figura 4.11) decrece de manera lineal respecto a la
presién siempre y cuando la presién se encuentre por encima de la presion de burbuja,
debido a que la expansién del volumen de liquido, la cual permite que las moléculas se
separen. Sin embargo, una vez que la presion cae por debajo de la presion de saturacion,
se libera gas y el liquido cambia de composicion, dejando en el aceite las moléculas mas
largas, causando un aumento considerable en la viscosidad.
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Figura 4.11. Comportamiento isotérmico de la viscosidad del aceite.b

4.6 Permeabilidad

La permeabilidad determina el comportamiento del yacimiento y del pozo, pero este
término puede referirse a varios tipos de mediciones. Por ejemplo, la permeabilidad puede
ser absoluta, efectiva, horizontal o vertical.

La permeabilidad se define como una propiedad de la formacion, independientemente del
fluido contenido en la misma.t®4

4.6.1 Permeabilidad Absoluta

Cuando un sélo fluido fluye a través de la formacion se puede medir esta propiedad,
que es mas o menos independiente del fluido.*
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4.6.2 Permeabilidad Efectiva

Cuando dos o mas fluidos estan presentes en la formacion, cada uno reduce la
capacidad de fluir de los otros, por lo que esta propiedad representa la capacidad de fluir
de cada fluido en presencia de los otros.'*

4.6.3 Permeabilidad Relativa

La permeabilidad relativa hace referencia a la relacibn existente entre la
permeabilidad efectiva y la absoluta.'*

K
K, =L (4.6.1)
Kabs

Donde:

K, = Permeabilidad Relativa
K.rr = Permeabilidad Efectiva
K,ps = Permeabilidad Absoluta

Generalmente, los datos de permeabilidad relativa son mostrados en forma de
curvas, ejemplificadas en la Figura 4.12, las cuales representan los valores de
permeabilidad relativa contra una saturacion de fluido, cuyos rangos se encuentran entre la
saturacion de agua irreductible y la saturaciéon de aceite residual..'*

Los datos de permeabilidad relativa presentados en este tipo de curvas se obtienen,
en la mayoria de los casos, mediante pruebas de desplazamiento realizadas en laboratorio
en muestras nacleos.

Debido a que los datos de permeabilidad relativa simbolizan la capacidad de
conduccién o el comportamiento de flujo de un medio poroso cuando esta saturado por mas
de una fase, las técnicas de medicibn mas obvias en el laboratorio para determinar la
permeabilidad relativa son los experimentos de flujo. Este tipo de mediciones estan muy
bien establecidas. Esencialmente, existen dos tipos de pruebas diferentes para determinar
la permeabilidad y son:

o Estado estacionario (steady state SS)

e Estado no estacionario (unsteady state USS)
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Figura 4.12. Curvas de Permeabilidad Relativa'4

Usualmente, las formaciones son anisotrépicas, lo cual significa que sus
propiedades dependen de la direccibn en la cual se miden. Para las propiedades
relacionadas con el flujo de fluidos, usualmente se asume que las formaciones son
transversalmente isotrépicas, lo cual significa que las dos permeabilidades horizontales son
iguales, mientras que la permeabilidad vertical es diferente. Si bien, existen formaciones
mas complejas, no hay suficientes mediciones para cuantificar mas que estas dos
cantidades.*

Al comienzo de la vida productiva de un yacimiento, la principal preocupacion es la
permeabilidad efectiva horizontal promedio del petréleo o del gas, puesto que ésta controla
la productividad y el disefio de la terminaciéon de cada uno de los pozos. Mas tarde, la
permeabilidad vertical pasa a ser importante debido a su efecto en la conificacion de gas y
de agua, asi como en la productividad de los pozos horizontales y multilaterales.

La distribucion de la permeabilidad tanto horizontal como vertical afecta en modo
determinante el comportamiento del yacimiento y la recuperacién de hidrocarburos, al
mismo tiempo determina la viabilidad de los procesos de recuperacion secundaria y
terciaria.

4.7 Movilidad

Se define como la relacion que existe entre la permeabilidad efectiva y la viscosidad
de un fluido®.

_K

A
f ir

(4.7.1)

Donde:
Af = Movilidad del Fluido
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K; = Permeabilidad Efectiva de la Formacién al Fluido

Ug = Viscosidad del Fluido

En un proceso de flujo multifasico, existe una relacion entre las movilidades de los
fluidos, denominada relacion de movilidad, M, se expresa como la relacion entre el fluido
desplazante sobre el desplazado, si el fluido desplazante es agua:

M= (4.7.2)

SiM < 1, significa que el crudo se mueve con mayor facilidad, si M = 1, ambos fluidos
se mueven con la misma facilidad y si M > 1, significa que el agua es el fluido con mayor
facilidad para desplazarse.

4.8 Saturacion

La saturacion de una formacion es la fraccién del volumen poroso que ocupa el fluido
en consideracion.®® La saturacion de una roca de puede variar desde el 100% hasta valores
pequefios, pero nunca hasta cero. Por ejemplo, siempre queda una cantidad de agua que
no puede ser desplazada por el petréleo. De la misma forma siempre queda una cantidad
de petréleo que no puede extraerse, estas saturaciones son conocidas como saturaciones
irreductibles.

La saturacion es una propiedad importante para la caracterizacion de un yacimiento,
puesto que, puede ser un indicativo de la cantidad de petréleo o gas que se encuentra en
el mismo. En los medios porosos naturales, los puntos extremos de saturacion de fluidos
se emplean principalmente para la evaluacion de reservas y como parametro para
correlacionar otras propiedades.

Este parametro es expresado con el simbolo S y se utilizan varios subindices para
denotar la saturacién de un fluido en particular (Ver Figura 4.13):

e S, = Saturacion de petréleo: Fraccién del volumen poroso de un yacimiento ocupada
por petroleo.

e Sy = Saturacion de gas: Fraccién del volumen poroso de un yacimiento ocupado por
gas.

e S, = Saturacion de agua: Fraccién del volumen poroso de un yacimiento ocupado
por agua.

Al estar los poros saturados de algun fluido, la suma de todas las saturaciones de
una determinada roca de formacion debe ser igual al 100%, es decir:
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So+ Sy +55=1 (4.8.1)

Clastico

Figura 4.13. Saturacién de fluidos en el medio poroso??

La expresidon general para el calculo de saturaciones es:

Vy
S, = (4.8.2)
I/]’JOT‘OSO
V .
S, =2 (4.8.3)
Vporoso
1/
Sy = V"i (4.8.4)
POToSso
v,
S, = % (4.8.5)
Vporoso

La saturacion se clasifica de la siguiente manera:
e Saturacion absoluta: Cuando el volumen poroso lo ocupa un sélo fluido
e Saturacion parcial: Cuando hay mas de un fluido presente en el yacimiento

e Saturacion critica: Es el valor minimo de saturacién con el cual una fase comienza
a fluir dentro del medio.
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La determinacion de la saturacién de los fluidos presentes en los diferentes estratos
de un yacimiento puede realizarse, al igual que la porosidad y la permeabilidad de dos
formas diferentes:

Métodos indirectos: Por medio de registros de pozos (miden propiedades eléctricas y
radiactivas).

Métodos directos: Son utilizados en el laboratorio tale como: el método de la retorta,
método de extraccion por solvente, método de destilacion, método de la temperatura critica.
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5. Emulsiones

En el sistema petrolero, las emulsiones pueden presentarse en distintas etapas,
mayormente en la etapa de produccién. Sin embargo, existen casos donde las emulsiones
se realizan dentro del medio poroso, por ello, es necesario definir las emulsiones, conocer
los tipos que existen y entender cobmo son formadas.

5.1 Definicién y Clasificacién

Una emulsibn es una mezcla formada por dos fluidos inmiscibles, que son
estabilizados por un tercer agente, el cual puede ser un surfactante, sélidos, arcillas, entre
otros. Dicha mezcla se caracteriza por presentar una fase dispersa o discontinua, en forma
de gotas, y una fase dispersante o continua®¢,

Las emulsiones poseen caracteristicas muy particulares, ente las mas
sobresalientes se mencionan las siguientes:

1. Por lo general, las dimensiones de las gotas dispersas estan fuera del intervalo
considerado como coloidal (>1,000 A).

2. Requieren un tercer componente (emulsificante) para ser estables.

3. Casi siempre se preparan por métodos de disgregacion (para lo cual ayuda mucho
el emulsificante).

4. El agua constituye la fase dispersante mas comun.

Las emulsiones, formadas entre agua y aceite, pueden clasificarse principalmente
en dos tipos: si las gotas de aceite estan dispersas dentro del agua se le denomina emulsion
de aceite en agua (O/W, del inglés; oil in water). Por otro lado, cuando las gotas de agua
estan dispersas dentro del aceite (W/O, del inglés; water in oil).*>’

Existe un tercer tipo de emulsiones, las cuales son sistemas de dispersién muy
complejos que se caracterizan por tener una baja estabilidad termodindmica, éstas se
conocen como emulsiones multiples. Las emulsiones multiples (emulsiones dobles o
emulsiones de emulsiones) son sistemas multicompartamentalizados, caracterizados por la
coexistencia de emulsiones de aceite-en-agua (O/W) y de agua-en aceite (W/O), en las que
los glébulos de la fase dispersa contienen dentro de ellos gotas igualmente dispersas méas
pequefias. Las mas comunes son las de agua-aceite-agua (water-in-oil-in-water, W/O/W),
aunque las de aceite-agua-aceite (oil-in-water-in-oil, O/W/O) pueden ser también utilizadas
en aplicaciones especificas. Las emulsiones W/O/W consisten en particulas mindsculas de
agua (W1) dispersas dentro de glébulos de aceite (O), los cuales se encuentran a su vez
dispersos en el interior de una fase continua acuosa (W2). Se trata pues de un sistema
(W1/0/W2) constituido por tres fases, dos acuosas (una interior y otra exterior generalmente
de distinta composicion) y una lipidica localizada entre ellas, y separadas entre si por dos
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tipos de interfases estabilizadas mediante surfactantes hidrofilicos y lipofilicos.t” A
continuacion se muestra en la Figura 5.1, las emulsiones descritas

Agua Aceite

Aceite Agua

Aceite en agua Agua en aceite

Figura 5.1. Tipos de emulsiones.

Figura 5.2. Emulsién mdltiple?s.

El proceso de formacion de emulsiones es conocido como emulsificacion y aunque
no es posible establecer reglas generales para los procesos de preparacion de éstas, se
pueden destacar algunos factores importantes que controlan los procesos de formacion, los
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cuales a su vez tendran un papel determinante en la estabilidad y el tipo de emulsién
formado.

Para su preparacién es necesario que, ademas de las fases inmiscibles, entre en
contacto un tercer componente conocido como “surfactante” o “tensoactivo”, el cual se
encargara de reducir la tension interfacial existente y permitira la mezcla de ambas fases;
también se necesitard del suministro de energia o agitacion que puede variar desde una
simple agitacidbn mecanica, hasta una agitacion controlada a base de motores o sistemas
mas sofisticados.

La estabilidad de las emulsiones depende de diferentes elementos, como la
viscosidad de la fase continua, el corte agua-aceite, el tamafio de gota, la tension interfacial,
entre otros. La desestabilizacion de las emulsiones ocurre en diferentes pasos, los cuales
son: la floculacién, la coalescencia, la sedimentacion o cremado y finalmente el
rompimiento?®. Los pasos para desestabilizar una emulsion se observan en la Figura 5.3.

Coalescencia \ u / Floculacién

H / Emulsion

Creaming/Sedimentacion Rompimiento

Figura 5.3. Fases para el rompimiento de una emulsion?®.

1. Lafloculacion es el proceso de contacto y adhesion de las particulas dispersas, para
formar particulas de mayor tamafo. La floculacién da pie a un mayor afiejamiento
de la emulsién, por lo tanto, una agitacion suave acelera la velocidad de colision de
las particulas desestabilizadas y éstas tienden a aglomerarse formando particulas
mas grandes.

2. La coalescencia ocurre cuando dos 0 mas gotas entran en contacto. Se puede
presentar encogimiento y ruptura de la pelicula liquida, resultando en la union de las
gotas. Este es un proceso irreversible que lleva al decremento del nimero de gotas
en la fase continua. En algunos casos, las gotas dispersas pueden acercarse unas
con otras, pero no coalescen debido a repulsiones eléctricas o a la estabilizacién
estérica de la capa interfacial que envuelve a cada gota.
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3. El creaming es el proceso en donde las gotas dispersas salen a flote en una
emulsion. Su proceso inverso, la sedimentacion, es el depdsito de las gotas
dispersas en la fase continua. La sedimentacion y el cremado son causados por la
diferencia de densidad entre las fases que conforman a la emulsion, este proceso
puede no resultar en el rompimiento de la emulsion.

4. EIl dltimo paso en la desemulsificacion es el rompimiento, lo cual implica la
destruccién de la capa de surfactante que envuelve las gotas. En la industria
petrolera, las emulsiones deben ser casi completamente separadas antes de
transportar y procesar el crudo. La separacion agua-aceite requiere de la
desestabilizacion de las capas emulsificantes que rodean las gotas.

El método mas comun para determinar la estabilidad de una emulsion es la prueba
de la botella. En las pruebas de botella, realizadas en el laboratorio, se puede modificar la
temperatura y el tiempo de residencia necesarios para romper una emulsion, ademas de
estos dos parametros, se pueden variar otros factores como; pH, salinidad, fraccion de
agua, entre otros. Cabe mencionar que este tipo de pruebas se realizan bajo condiciones
estaticas, mientras que la aplicacion en campo es bajo condiciones de flujo, por lo que las
pruebas de laboratorio pueden arrojar resultados no aplicables a campo, o bien, con
desempefio muy distinto a los esperado.

5.2 Surfactantes o tensoactivos

Un tensoactivo es una sustancia anfifila, es decir, posee una doble afinidad o esta
compuesta de dos partes, una polar o hidrofilica (afin al agua) y una no polar o lipofilica
(afin al aceite); debido a esta caracteristica, los tensoactivos no pueden estar inmersos
completamente en una fase, ya que siempre habra una interaccion que no esté satisfecha.
Es por esto que las moléculas anfifilas muestran una fuerte tendencia a migrar a las
interfases, de tal forma, que la parte polar interactua con agua y el grupo no polar se orienta
hacia el aceite o solvente organico, modificando asi las interacciones interfaciales mediante
los fenémenos de adsorcion.?%

5.2.1 Tipos de tensoactivos

En una clasificacion general, los tensoactivos suelen clasificarse en cuatro grandes
grupos:#

e Tensoactivos no ionicos: En solucion no originan iones. Son moléculas
tensioactivas que no poseen carga eléctrica en solucion acuosa ya que su grupo
hidréfilo no se puede disociar y, por tanto, no se ven afectados por el pH de la
solucién. Muchos tensoactivos no iénicos podrian ser clasificados como éteres o
alcoholes. Tienen menor capacidad espumoOgena Yy viscosizante que los
tensoactivos anionicos. Se utilizan para la limpieza suave y estabilizacion de las
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emulsiénes Son compatibles tanto con anidénicos como con catiénicos y no son
afectados por los iones calcio-magnesio del agua dura.

Tensoactivos cationicos: Tienen un grupo funcional en la molécula cargado
positivamente, sin embargo, para mantener la neutralidad eléctrica, éste esta
asociado a un anion (ion negativo). Como cada agente tensoactivo, los tensoactivos
cationicos estan formados por una parte polar y una parte no polar. La parte no polar
son grupos alquilo diferentes. El grupo polar es generalmente un grupo amonio
cuaternario. Los tensoactivos catidnicos tienen dos propiedades importantes: son
facilmente absorbidos en las interfases soélido/liquido y pueden interactuar con las
membranas celulares de los microorganismos. En consecuencia, los compuestos
de este tipo se comportan como buenos agentes antimicrobianos, y durante muchos
afios se han utilizado como desinfectantes en los hospitales y en la industria
alimentaria.

Tensoactivos anfotéricos: Combinan en una misma molécula los caracteres
anionico y catiénico. Poseen grupos funcionales que pueden ionizarse en disolucion
acuosa confiriendo al compuesto el caracter de aniénico o catiénico, segun las
condiciones del medio: ciertos anféteros son insensibles al pH, otros son de tipo
cationico a pH acido y de tipo aniénico a pH alcalino. La variedad de tensoactivos
anféteros es casi tan grande como la de tensoactivos no iénicos. Sin embargo, su
namero se ve notablemente reducido debido a su coste o la complejidad de las
reacciones implicadas. A pesar de su coste, presentan ciertas propiedades
especificas que le dan cierta ventaja sobre los tensoactivos anionicos. Estas
ventajas incluyen su compatibilidad con tensoactivos catiénicos, anidénicos y no
iénicos.

Otros tipos: Hace unos treinta afios surgieron los tensoactivos poliméricos, los
cuales son producidos asociando estructuras polimerizadas de tipo hidrofilico o
lipofilico, en forma de blogues o de injertos?. Algunos de estos tensoactivos son
indispensables en procesos donde estan involucradas macromoléculas naturales
como en la deshidratacion de petréleo.

5.2 Emulsiones Pickering

Existen casos en donde, particulas sélidas consiguen estabilizar emulsiones

siguiendo un mecanismo conocido con el nombre de estabilizacién Pickering.?42’. En el afio
de 1907, Percival Spencer Umfreville Pickering descubrié que las particulas finas son
facilmente adsorbidas en la interfase liquido-liquido, las cuales pueden utilizarse como
estabilizadores en la formacién de emulsiones. El investigador encontré que cuando una
emulsién contiene dos liquidos inmiscibles, uno de ellos moja mas a una particula que el
otro, siendo este Ultimo la fase dispersa. Esto es muy similar a la regla de Bancroft,
empleada para emulsiones formadas a partir de agentes tensoactivos, aunque las
emulsiones Pickering no siguen esta regla, la estabilizacién de emulsiones con particulas
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sblidas tiene lugar cuando las particulas finas se difunden a la region interfacial y
permanecen ahi en un estado de equilibrio mecénico.

Para explicar el fenémeno de la emulsion Pickering, se usa el caso de la mezcla
aceite—agua, donde las gotas de aceite que se encuentran dispersas (emulsién O/W) y
coalescen, minimizando la cantidad total de energia libre de Gibbs que posee la mezcla.
Asi, se dice que la emulsion es inestable (o0 ho se forma), resultando en la separacion final
de los dos liquidos. Sin embargo, al afiadir particulas sélidas a la mezcla agua—aceite, las
particulas previenen que las gotas coalescan, resultando en una emulsion mas estable.
Este fendmeno se debe a que la estructura molecular de la particula es anfifila, es decir,
gue una parte de la particula es hidrofilica (afin al agua) y la otra parte es lipofilica (afin al
aceite).

Recientemente, ha crecido el interés por las particulas sélidas debido a las nuevas
vias de estabilizacion de las emulsiones, ademas de presentar un uso generalizado en
areas diversas como; la alimenticia, la cosmética, la farmacéutica, la petrolera, asi como en
el tratamiento de aguas residuales.

Existen diversos factores que afectan la formacion de una emulsién tipo Pickering,
entre estos, se encuentran la salinidad, la agitacién (esfuerzo y velocidad de corte), la
proporcion de fases, el pH, la temperatura, la concentracién de particulas soélidas, entre
otras. Aunque tras diversas pruebas se ha llegado a la conclusion de que el factor que mas
afecta la formacion y estabilidad de estas emulsiones es el angulo de contacto de la
nanoparticula con superficies sélidas, es decir, la mojabilidad.?®

La mojabilidad de las particulas en la interfase agua-aceite se puede medir por el
angulo de contacto que forman con ésta. A este angulo se le llama 6, ver Figura 5.4. Si 6
medido en la fase acuosa es menor a 90°, las particulas se mojan preferentemente por el
agua y estabilizan emulsiones O/W; en cambio, si 6 medido es mayor a 90°, las particulas
seran mojadas preferentemente por el aceite y la emulsion estabilizada serd W/O. Sin
embargo, cuando los angulos 6 de las particulas son demasiado bajos o demasiado altos,
dara lugar a una emulsién inestable, y las particulas estaran dispersas tanto en la fase
acuosa como en la fase oleosa.

0

aceite

N
6

agua

agua

Figura 5.4. Angulo de contacto de la interfase agua-aceite?’
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6. Aplicaciones de Nanoparticulas a la Industria Petrolera

El presente capitulo tiene como objetivo presentar algunos de los trabajos mas

exitosos utilizando nanoparticulas en areas de la industria petrolera. A continuacion, se
resumen brevemente los experimentos llevados a cabo, resaltando las ventajas y
desventajas que ellos observaron durante las pruebas de laboratorio y que posteriormente
fueron utilizados para el presente trabajo.

6.1 Aplicaciones con Emulsiones Pickering

Binks Y Lumdson?® (2000) trabajaron con agua desionizada y tolueno para formar
emulsiones Pickering; encontraron que al tener mismos volimenes de tolueno y agua,
el tipo de emulsion dependia de la fase en la que se dispersan las nanoparticulas. Si
las nanoparticulas se dispersan en tolueno se forma una emulsién W/O y si son
dispersadas en agua se forma una emulsion O/W.

En 2010, Tiantian Zhang et al.*° decidieron utilizar nanoparticulas de silice (SiO2) en
lugar de particulas coloidales para fungir como agentes estabilizadores de emulsiones.
Los autores justifican esto debido a que una nanoparticula es mucho mas pequena que
una particula coloidal y estas se suspenden mejor, por lo tanto, pueden viajar mayores
distancias y no causar bloqueo de poros. Encontraron que las nanoparticulas de silica
de 5 — 10 nm podian formar emulsiones entre agua desionizada y decano, el tipo de
emulsién dependia mayormente de la mojabilidad de las nanoparticulas, enfocandose
en recubrir las nanoparticulas con silanol. En la siguiente tabla se observan los
resultados obtenidos.

Tabla 6.1 Emulsiones al recubrir nanoparticulas de silica con silanol

% de Recubrimiento \ Tipo de Emulsion

90 6 mas oW

Dependera de la polaridad del aceite
90>% > 10 Aceite con grupos polares = W/O
Aceite sin grupos polares = O/W

10 6 menos W/O

Los autores concluyen que al tener menor tamafo de particula la emulsién es mas
estable y el tamafio de gota es menor.
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Otro estudio sobre emulsiones Pickering fue el realizado por Luis Villamizar et al.3! en
2010, el trabajo consistié en hacer fluir nanotubos de silice suspendidos en agua,
polimero y/o surfactante. En este trabajo se reporta sobre los factores que afectan a la
suspension de nanoparticulas en el medio acuoso, entre los cuales se encuentran el
pH, salinidad, presencia de surfactante y/o polimero. Los resultados arrojan que, a pH
acidos, las nanoparticulas se suspenden menos, mientras que con pH alcalinos la
suspension de las hanoparticulas mejora. En cuanto a la salinidad, la suspensién se ve
afectada a medida que la salinidad aumenta.

El trabajo principal de Villamizar et al. consistié en hacer fluir un nanofluido (1,000 ppm
de nanotubos de silice + 500 ppm de polimero) dentro de ndcleos sintéticos de arena
Berea y otros nucleos creados con pequefas esferas de vidrio. Después, se bombe6
agua para desplazar el nanofluido y se cuantificd el porcentaje de nanoparticulas
recuperadas. Se trabajé con 4 nucleos sintéticos, 2 con esferas de vidrio y 2 con arena
Berea. En cada experimento se comparo el flujo a través de 2 nucleos, un ndcleo libre
de fluidos y un ndcleo con dodecano residual (aproximadamente 30%), esto con el fin
de observar las interacciones de las nanoparticulas con la formacion y con el dodecano.
Para el primer experimento se utilizaron ndcleos con esferas de vidrio, y se recupero el
99% de las nanoparticulas en el primer nucleo (sin fluidos), mientras que en el segundo
nucleo (con dodecano residual) se recuperé el 58 % de las nanoparticulas, lo que nos
indica que éstas Ultimas tuvieron atraccion al dodecano y no a la formacién.

El segundo experimento se realiz6 con los nucleos de arena Berea, en el primer flujo
se recuperé el 68% de nanoparticulas (nucleo sin fluidos) y en el segundo nicleo con
dodecano residual se recuper6 el 33% de nanoparticulas, indicando que las
nanoparticulas tuvieron atraccion por la formacién y el hidrocarburo.

En los flujos donde se tenia dodecano, éste salia como una fase distinta a la dispersion
de nanoparticulas, sin formar emulsion, por lo que los autores optaron por realizar las
emulsiones con ayuda de agitacibn mecanica. Concluyeron que mientras mas
hidréfoba sea la nanoparticula se suspende mejor y la emulsion creada sera W/O.
Adicionalmente, al utilizar surfactante la suspensién puede aumentar sin presentar la
formacion de emulsiones. Por otra parte, en presencia de polimero, la suspensién de
las nanoparticulas aumenta y permite la formacion de emulsiones.

De los estudios mas recientes en la formacién de emulsiones Pickering en medio
poroso, se encuentra el realizado por Roberts et al.?’ quienes determinaron la
factibilidad de la formacién de emulsiones en medio poroso trabajando con un ndcleo
de arena y otro de cemento fracturado sintéticamente. Los experimentos consistieron
en desplazar dodecano de los nucleos con la dispersién de nanoparticulas y desplazar
la dispersién con dodecano, también probaron la inyeccion simultanea de dodecano y
la solucién de surfactante con nanoparticulas; variando el gasto, la concentracion de
nanoparticulas y la salinidad. Observaron que, al desplazar un fluido con otro, no se
formaban emulsiones, pero al inyectar dodecano y la suspension al mismo tiempo en
el medio poroso, se lograba generar una emulsion Pickering. Los autores concluyen
gue la inyeccién simultdnea de los dos fluidos incrementa el &rea de contacto y permite
la formacion de emulsiones, sin embargo, es necesario alcanzar una velocidad de flujo

31



critica para que se pueda formar una emulsion, ademas sefialan que las emulsiones
no se forman cuando las viscosidades de los fluidos son muy similares y no permiten
el efecto de digitacion, dando lugar a un desplazamiento tipo piston, lo cual también
puede explicarse debido al tiempo que el fluido permanece en el medio poroso (< 2
segundos).

6.2 Aplicaciones en Recuperacion Mejorada

¢ Una de las primeras aplicaciones con nanoparticulas para recuperacién mejorada fue
reportada por Ju Binshan et al.®? en 2002, quienes utilizaron nanoparticulas de silicones
(polimeros de silicon), caracterizadas por su gran heterogeneidad, y variacion de
tamafio (entre los 10 y los 500 nm), éstas particulas son hidrofébicas y lipofilicas. Los
autores estudiaron como mejorar la inyeccion de agua en un yacimiento, mediante la
obstruccién de poros con nanoparticulas y asi ocasionar un cambio de mojabilidad,
debida a la adsorcion de las nanoparticulas por parte de la formacién, causando que
las paredes se volvieran hidrofébicas al cambiar la mojabilidad del yacimiento de
mojado por agua a mojado fuertemente por aceite. Al conseguir esto, la permeabilidad
absoluta y la porosidad efectiva se veian impactadas significativamente, y se
incrementaba la permeabilidad relativa al agua dando paso a una mejor movilidad del
agua, por lo tanto, la inyeccion de agua mejoraba. Los autores sugieren que puede
haber un cambio de mojabilidad, de mojado por aceite a mojado fuertemente por agua,
en caso de que se utilizara el mismo procedimiento, pero utilizando nanoparticulas
hidrofilicas y lipof6bicas.
Adicionalmente, desarrollaron una simulacién para conocer mejor el proceso de
obstruccién de poros.

e En 2012, Karimi et al.® trabajaron con nanoparticulas de éxido de zirconio (ZrO,) para
potencializar el efecto del surfactante en el medio poroso, realizando diferentes
experimentos en carbonatos y evaluar su efecto en la mojabilidad, mediante la
inyeccion de mezclas de diferentes surfactantes diluidos en agua, y diferentes
concentraciones de nanoparticulas. Obervaron que al no usar nanoparticulas el efecto
del surfactante para reducir la tensién interfacial era menor. Por otro lado, al utilizar las
nanoparticulas el efecto del surfactante para reducir la tensibn aumentaba
considerablemente; sin embargo, la concentracion de nanoparticulas debe ser
optimizada para alcanzar los mejores resultados ya que a concentraciones elevadas
de nanoparticulas se obtienes resultados adversos. En conclusién, el cambio de
mojabilidad se potencializa al agregar la cantidad adecuada de nanoparticulas a las
disoluciones de surfactante.

e En 2014, Zhang et al.3* realizaron uno de los primeros trabajos en recuperacion
mejorada, Unicamente usando nanoparticulas, este trabajo enfatizaba la importancia
del desarrollo de nanoparticulas en un ambiente con alta salinidad y temperatura. Los
autores compararon la eficiencia de las nanoparticulas de silice (las cuales han sido
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las mas utilizadas para investigacion con nanoparticulas) contra las desarrolladas por
los autores, denominadas “nanofluido del IIT” (Desarrollado por el Instituto de
Tecnologia de lllinois).

El nanofluido (concentracion de 10%V/V de nanoparticulas del IIT) fue puesto a prueba
a condiciones de salinidad y temperatura (20,000 ppm NaCl y 55 °C) para desplazar
aceite de un capilar de 300 micrométros de didmetro, comparando el factor de
recuperacion que se tiene con el uso de salmuera, la diferencia de resultados fue
abrumadora, consiguiendo un 60% de aceite desplazado dentro del capilar por parte
del nanofluido del IIT, contra un 3% conseguido por la salmuera.

Después, se comparo la eficiencia de las nanoparticulas de silice contra las creadas
por el lIT, utilizando ambas en un medio sin salinidad y otro con salinidad y temperatura
(20,000 ppm NaCly 55 °C).

Las nanoparticulas de silice desplazaron hasta 55% de crudo contenido en un nucleo
de arena Berea, en un tiempo de 15 dias, sin embargo, al llevar a cabo el experimento
bajo condiciones de salinidad y temperatura las nanoparticulas de silice se
aglomeraban, mostrando un desempefio pobre y causando un dafio severo a la
formacion. Por otro lado, al poner a prueba el nanofluido del IIT con salinidad y
temperatura (20,000 ppm NaCl y 55°C), mostré mejor desempefio alcanzando un factor
de recuperacién de 50% en un tiempo de 20 dias, sobre un nlcleo de arena Berea. Los
resultados del nanofluido del IIT utilizado en el medio sin salinidad no fueron
reportados.

33



7. Experimentacion

El presente capitulo describe la metodologia empleada en cada experimento
realizado, asi como el material utilizado. Las materias primas utilizadas en este trabajo
fueron adquiridas de Sigma-Aldrich y fueron usadas sin purificacién previa. Adicionalmente,
el aceite (vegetal) utilizado para los experimentos tiene una gravedad de 23 °API, y una
viscosidad dindmica de 60 cP a condiciones de laboratorio (580 mmHg y 20 °C).

7.1 Sintesis de Nanoparticulas de Oxido de Niquel

El método empleado para la preparacion de estas nanoparticulas es conocido como
sintesis por precipitacion, donde el producto depositado es separado del resto®. En este
caso, se utiliza agua destilada para llevar a cabo la reaccion, utilizando una sal de niquel
(Ni) y una base fuerte. La separacion del producto se realiza por centrifugado y
posteriormente se calcina para eliminar todo compuesto organico. Este proceso permite
obtener nanoparticulas de tamafios de entre 15y 50 nm.

7.1.1 Procedimiento
El siguiente proceso ha arrojado resultados exitosos escalando la sintesis hasta con

3.5 g de nitrato de niquel, manteniendo la siguiente relacion niquel-agua (1:60). A
continuacién, se describen los pasos a seguir:

=

Colocar una parrilla de agitacion sobre la base de un soporte universal.

2. En un vaso de precipitados colocar el agua destilada, un agitador magnético y un
pHmetro (sujetado con una pinza de tres dedos, en el soporte universal). El sistema
gqueda adaptado en la Figura 7.1.

Pesar el nitrato de niquel y agregarlo al vaso de precipitados.

4. Con ayuda de una jeringa con aguja, se agrega gota a gota hidroxido de amonio
hasta tener pH de 9.

w

34



Figura 7.1. Ensamble del sistema de reaccion.

5. La mezcla se deja en agitacion durante 48 horas. Ver Figura 7.2.

Figura 7.2. Foto al momento de retirar agitacion (A) y 30 minutos después de agitacion (B)

6. Posteriormente, la mezcla se coloca dentro de tubos Falcon y se centrifuga a 8,000
rpm durante 7 minutos. Este paso se repite 2 veces mas colocando isopropanol en
lugar de agua, a las mismas condiciones de centrifugado. Ver Figura 7.3.
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Figura 7.3. Muestra después de centrifugar

7. Los solidos son recuperados de las paredes de los tubos con ayuda de una espétula
y se colocan en un crisol para su calcinacion en mufla ventilada a 500 °C durante 6
horas a una rampa de calentamiento de 1°C/min y una vez pasado este tiempo la
muestra se deja enfriar a temperatura ambiente. Ver Figura 7.4.

Figura 7.4. Muestra calcinada

8. El producto obtenido se pulveriza en el mortero de Agata (Figura 7.5), se almacena
en un vial para determinar la masa de la muestra y calcular el rendimiento de la
sintesis.
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Figura 7.5. Sdlidos pulverizados
7.2 Emulsiones Pickering

El objetivo principal de esta seccion es determinar si las nanoparticulas de éxido de
niquel (NiO) son capaces de reducir la tension interfacial entre el aceite y el agua, dando
como resultado la formacion de una emulsiénY posteriormente, indagar sobre la capacidad
de las nanoparticulas para formar emulsiones en el medio poroso bajo ciertas condiciones.

Para el caso de este experimento, se comenzd a experimentar con emulsiones en
pequefia escala para realizar un barrido de condiciones entre las cuales destacaron;
variacion de la temperatura, el tipo de salmuera, la salinidad y el corte de agua y de aceite.
Las emulsiones generadas se mantuvieron en observacion por 7 dias y con base en criterios
de estabilidad y viscosidad aparente, se escogieron las emulsiones mas estables como
candidatos a ser escaladas a un volumen mayor para ser caracterizadas.

En las Figuras 7.6 a 7.9 se muestran algunos ejemplos de emulsiones en pequefa
escala.

Figura 7.6. Ejemplo de emulsiones en pequefia escala, diferentes cortes agu
temperatura ambiente.

a-aceite y
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Figura 7.9. Emulsiones en pequefia escala, diferentes cortes agua-aceite y 50 °C de temperatura y

salmuera de sodio.



Una vez realizados todos los barridos para las emulsiones y seleccionados los
mejores candidatos de emulsiones a escalarse, se establecieron los siguientes objetivos
para continuar con la investigacion:

1. Escalar emulsiones previamente realizadas.
2. Caracterizar las emulsiones generadas y determinar el tipo de emulsion
generada.

3. Comparar el efecto de la sal en la viscosidad de una emulsion Pickering.
4. Determinar el modelo reoldgico de las emulsiones generadas.
5. Comparar el cambio de la viscosidad de las emulsiones generadas con respecto

al tiempo.
7.2.1 Procedimiento

En las emulsiones de escalas mayores se utilizaron volimenes totales de 50 mL
para cada emulsion, agregando la cantidad de aceite y agua necesarios, dependiendo del
corte de agua y aceite. En cuanto a la concentracion de nanoparticulas, se comenzé
trabajando con 5,000 ppm respecto a la cantidad de agua o salmuera utilizada, pero en las
emulsiones 70% agua/ 30% aceite, se utilizaron 3,300 ppm, debido a que una gran cantidad
de nanoparticulas no se suspendian completamente en el medio acuoso.

Se decidi6 trabajar con tres cortes diferentes en porcentajes de; 30/70, 50/50 y
70/30, el medio acuoso empleado fue salmuera de sodio (NaCl 100,000 ppm) por un lado
y agua destilada por el otro, esto con el fin de determinar el efecto que la salmuera tiene en
la formacion de emulsiones; la temperatura no se varié debido a que en las pruebas
preliminares se observé que no era un factor determinante en la formaciéon de emulsiones,
se trabajo a temperatura ambiente.

La concentracion de nanoparticulas empleadas fue de 5000 ppm. Como primer

paso, las nanoparticulas fueron colocadas en la fase acuosa y se agitaron hasta lograr su
suspencion.
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Figura 7.10. Nanoparticulas en fase acuosa antes de suspension (izquierda). Nanoparticulas en
fase acuosa después de suspension (derecha).

Por otra parte, en un recipiente de vidrio se coloca la cantidad de aceite necesaria para la
formacion de las emulsiones. Adicionalmente, se utiliz6 un sistema agitacion durante este
proceso entre 600 y 700 rpm. Una vez alcanzado este intervalo se agregan las
nanoparticulas suspendidas (nanofluido). La solucién se agita por 10 minutos a la misma
velocidad. De esta manera se prepararon un total de 6 emulsiones.

Figura 7.11. Mezcla en agitacion
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La determinacién de la viscosidad de las emulsiones resultantes se llevé a cabo en
un viscosimetro Brookfield. Los resultados obtenidos se muestran en las secciones
posteriores.

Figura 7.12. Viscosimetro Brookfield y paletas

7.3 Pruebas con capilares.

Frecuentemente, las pruebas de desplazamiento de aceite en capilares son
utilizadas en ingenieria petrolera para observar el efecto del producto quimico sobre la
tension interfacial. Aunque las pruebas pueden no ser tan representativas, debido a que las
interacciones de los fluidos con el capilar son muy distintas a las que se tienen con la roca
de yacimiento, es un experimento considerado como valido para determinar si existe algun
cambio en la tension interfacial entre fluidos.

Es importante realizar estas pruebas, ya que la tensién interfacial es una variable de
gran impacto en el flujo de fluidos en medio poroso. Ademas, esta variable es la que rige la
magnitud de la presion capilar, y como es sabido, las fuerzas capilares son mayores a las
fuerzas gravitacionales. Por lo tanto, estudiar como alterar esta variable es de gran
relevancia para probar un nuevo producto.

En este trabajo se realizaron 4 experimentos distintos. En los primeros dos
experimentos (A y B) se evaluo; el desplazamiento de aceite por agua destilada (A) y el
desplazamiento de aceite por nanofluido en medio acuoso, a concentracién de 1,000 ppm
de nanoparticulas de niquel (B). En el segundo par de experimentos (C y D) se probd el
desplazamiento de aceite utilizando una salmuera de sodio (NaCl) con concentracion de
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100,000 ppm (C) y un nanofluido a base de la misma salinidad con una concentracion de
nanoparticulas de 1,000 ppm (D).

Se decide utilizar salmuera para formular nanofluidos, ya que como se describi6
anteriormente (Capitulo 6), se han reportado pruebas donde las nanoparticulas funcionan
en un medio carente de sal y al probarlas en salmueras, el rendimiento se ve afectado
considerablemente. La concentracién de salinidad empleada en este trabajo tiene la
finalidad de probar condiciones cercanas a las encontradas en algunos campos petroleros
y observar el efecto de las salmueras en el desempefio de las nanoparticulas.

7.3.1 Procedimiento

Para los cuatro experimentos realizados, se utilizé un volumen de 80 mL para la fase
acuosa, 0.08 g de nanoparticulas (correspondientes a la concentracion antes descrita) y
aproximadamente 50 mL de aceite. El procedimiento general es el siguiente:

1. Perforar un pedazo plastico espuma con el capilar.

2. Saturar capilares (Imm de diametro) con aceite al 100%.

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

4. Con ayuda de una probeta, medir la cantidad de fase acuosa necesaria y colocarla
en el recipiente.

5. En caso de probar nanofluido, colocar las nanoparticulas en la fase acuosa y agitar

para suspenderlas.

Colocar el plastico espuma de modo que funja como sostén del capilar.

Colocar suficiente cantidad de aceite para cubrir el plastico espuma.

8. Introducir el capilar saturado, dentro del agujero en el plastico espuma e iniciar
cronémetro.

9. Identificar el nivel al que llega el fondo del capilar y la distancia a la interfase agua-
aceite, ya que ese volumen es el 100% a desplazar.

10. Llevar registro del avance del aceite con respecto al tiempo. (ver Figura 7.13)

No

Aceite

Capilar

Agua

Figura 7.13. Sistema de medicion
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Para calcular el factor de recuperacion se utiliza la Ecuacién 7.3.1, misma que
relaciona el desplazamiento en centimetros con el factor de recuperacion.

_ (Am — 4p) (100)
Fre=—to— (7.3.1)

Donde:

Fr = Factor de Recuperacion (%)

A,, = Altura medida (cm)

Ay, = Altura de la base del capilar (cm)

A; = Altura de la interfaz agua — aceite (cm)

Con el objetivo de comprender mejor el uso de la Ecuacién 7.3.1, se presenta la
Figura 7.15.

Aceite
Capilar
Aceite a
desplazar .
(100%) Al
Agua
[ TAb

Figura 7.15. Alturas por medir para el uso de la Ecuacién 7.3.1.

7.4 Pruebas en rocas.

Una vez que se comprobd la capacidad de las nanoparticulas para desplazar aceite
dentro de un capilar, se decidié probar su capacidad para desplazar aceite dentro de una
roca, con el fin de determinar si las interacciones entre el nanofluido y la roca permiten un
mejor desplazamiento o si reducen la eficiencia de desplazamiento.

Para estas pruebas se comparé el desplazamiento de aceite por: A) salmuera de
sodio (NaCl 100,000 ppm) y B) nanofluido en salmuera (salmuera NaCl 100,000 ppm + NiO
1,000 ppm). Cabe mencionar que no se llevaron a cabo las pruebas de desplazamiento por
agua destilada y nanofluido en agua (agua destilada + NiO 1,000 ppm), debido a su pobre
capacidad observada para desplazar aceite, con respecto a los resultados obtenidos con
los tubos capilares, discutidos en las secciones posteriores.
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La roca seleccionada para esta prueba fue una arenisca de grano fino, debido a que
este tipo de roca posee una gran porosidad (14%), permitiendo cuantificar y observar de
mejor manera el desplazamiento de aceite.

7.4.1 Procedimiento

Para este experimento es de suma importancia determinar la cantidad total de aceite
que contiene la roca, para lo cual se considera lo siguiente:

mo
V, =— (7.4.1)
Po
A su vez
m, = 4Am, (7.4.2)

La Ecuacién 7.4.2 puede ser representada por:
Am, = myp —my, (7.4.3)
Sustituyendo la Ecuacién 7.43, en la Ecuacién 7.4.1 se tiene:

Myr — My
VO:M (7.4.4)
Po

Donde:

V, = Volumen de aceite almacenado en la roca saturada al 100% (cc)
m, = Masa de aceite contenido en la roca (g)

po, = Densidad del aceite (g/cc)

m, = Masalaroca (g)

m,; = Masa la roca antes de saturar (g)

m,s = Masa laroca después de saturar (g)

Como dato adicional, se estima la porosidad efectiva de ambas muestras, lo cual se
realiza al suponer que el volumen de aceite contenido en la roca saturada al 100% (Vo) es
igual al volumen de poros interconectados (V). Recordando:

v, (100
@, = % (100) (7.4.5)
V

Donde:

@, = Porosidad efectiva (fracc)
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V, = Volumen de poros interconectados 6 Volumen de aceite almacenado en la roca (cc)

V.. = Volumen total de la roca (cc)

Conociendo el volumen de aceite contenido dentro de la roca (V,), se conoce el valor
correspondiente a un factor de recuperacién del 100% para cada muestra. La Ecuacién
7.4.6, relaciona el volumen de aceite recuperado (Vo) con el volumen de aceite contenido
(Vo), dando el valor del factor de recuperacion para el punto de estudio, en nuestro caso, a
15 dias.

v, (100)
r=——-

- (7.4.6)

o

Donde:

Fr = Factor de Recuperacion (%)
V, = Volumen de aceite almacenado en la roca saturada al 100% (cc)
V,, = Volumen de aceite desplazado de la roca (cc)

Una vez que se conocen las ecuaciones que ayudaran a evaluar el rendimiento de
de las pruebas con la salmuera y el nanofluido, el procedimiento general para realizar el
experimento es el siguiente:

1. Registrar la masa de cada arenisca

2. Cubrir con plastico las muestras, sumergirlas dentro de un recipiente aforado con
un volumen de agua conocido y observar el desplazamiento de agua. El volumen
de agua desplazada sera igual al volumen total de roca. Retirar el plastico.

3. En un frasco de vidrio, colocar las muestras y cubrirlas con suficiente aceite,
después, colocar el frasco dentro de una campana de vacio y aplicar vacio con
ayuda de una bomba de vacio. Aplicar vacio con ayuda de la bomba periédicamente.

Figura 7.15. Muestras de arenisca a saturar con aceite.
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4. Dejar la muestra al vacio durante 10 dias o hasta que no se observen burbujas
saliendo de la roca.

Figura 7.16. Muestra saturandose en vacio.

5. Determinar la masa de las muestras de roca saturadas de aceite.

6. Conayudade laEcuacion 7.4.4, determinar la cantidad de aceite y con la Ecuacion
7.4.5, determinar la porosidad de las muestras.

7. Preparar dos frascos, el primero tendra Unicamente salmuera de sodio (NacCl
100,000 ppm) y el segundo nanofluido (salmuera de sodio 100,000 ppm + NiO 1,000
ppm).

8. Colocar una muestra de roca en cada uno de los recipientes descritos en el punto
anterior, la muestra 1 serd inmersa en salmuera y la muestra 2 en nanofluido.

Figura 7.17. Muestras inmersas en fluidos.

9. Después de 15 dias, retirar con ayuda de una jeringa la cantidad de aceite
desplazado, centrifugar para separar el aceite del agua y con ayuda de una probeta
calcular los mililitros de aceite recuperados y reportar el factor de recuperacion.
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8. Analisis de resultados

8.1 Resultados Sintesis

El rendimiento de la sintesis de 6xido de niquel por el método de precipitacién es de
20% * 3%. Con ayuda de microscopia electrénica de barrido (SEM, por sus siglas en inglés)
se obtuvieron imagenes de las nanoparticulas preparadas (Figura 8.1), en donde se
aprecian estructuras aglomeradas. Al modificar la escala de las imagenes se puede
determinar el tamafio de las nanoparticulas, el cual oscila entre los 15y los 50 nm (Figura
8.2).

— 100nm IIM-UNAM

X 100,000 2.00kV SEI GB_HIGH WD 6.1lmm

Figura 8.1. Imagen SEM a escala 100 nm.
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I 100nm IIM-UNAM
X 200,000 2.00kV SEI GB_HIGH WD 6.1mm

Figura 8.2. Medicién del tamafio de nanoparticula

Adicionalmente, se analiz6 la composicion de las nanoparticulas por medio de la
técnica EDS/XPS (Energy-Dispersive X-Ray Spectroscopy), encontrandose Unicamente a
los elementos oxigeno (O) y niquel (Ni) presentes en la muestra. Los resultados se ven en
la Figura 8.3.

Element Weight% Atomic% Spectrum 3

oK 20.12 48.04
Ni L 79.88 51.96
Totals 100.00 o 1 2 3 4 5 6 7 8

ull Scale 165 cts Cursor: 8.752 (0 cts) keV|

Figura 8.3. Elementos reconocidos en el estudio EDS/XPS
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8.2 Resultados Emulsiones Pickering

Para poder caracterizar las emulsiones de una manera adecuada, entre otras cosas,
es necesario el valor de la viscosidad del aceite utilizado, aunque éste se considera un
fluido Newtoniano, al medir su viscosidad sufre ligeros cambios al variar la velocidad de
corte, ver Tabla 8.1.

Tabla 8.1. Viscosidad del aceite

Viscosidad Aceite

rpm M (mPa-s)
30 58

60 62.5

120 64.5

240 72.5

250 72.7

Con el objetivo de normalizar los valores utilizados, la caracterizacién se hara
utilizando el concepto de la viscosidad adimensional, en donde el fluido de referencia sera
el aceite.

La viscosidad adimensional esta dada por la Ecuacion 7.2.1.

Hemulsion
Hadimensionat = —, (7.2.1)
Haceite

Donde:

Uadimensional = Viscosidad adimensional
Uemuisien = Viscosidad medida de la emulsion al punto de estudio (mPa s)
Uaceite = Viscsidad medida del aceite al punto de estudio (mPa s)

Por otro lado, la determinacién del tipo de emulsion se toma una gota de la emulsion
y se deja caer en un frasco pequefio con agua, si la gota de emulsién se separa en dos
fases, quiere decir que la fase continua de la emulsion es agua, por lo tanto, la emulsién es
O/W, en caso de que no se separe la gota en fases, la emulsién es W/O.

8.2.1 Emulsiones 30% agua 70% aceite
Al determinarse las propiedades reologicas de las emulsiones preparadas se

observo que la viscosidad de las emulsiones preparadas con salmueras incrementa con
respecto aquellas emulsiones preparadas con agua destilada. Las emulsiones obtenidas
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son agua en aceite (W/O). Esto puede ser visualizado en las Tablas 8.2 y 8.3, asi como en
las Figuras 8.4 a 8.6.

Tabla 8.2. Mediciones de viscosidad de emulsién con salmueraat=0.

Emulsion 30/70; 5,000 ppm NiO; salmuera NaCl 100,000 ppm; t=0

0 M1 M2 M3 Mpromedio _ )

nm Yo Torque (mPa-s) (mPa-s) (mPa-s) (mPa-s) Madimensional
30 3.7 144 152 148 148.00 2.55
60 7.3 144 146 142 144.00 2.30
120 14.3 145 144 146 145.00 2.25
240 28.3 141 141.5 141 141.17 1.95
250 29.92 142.5 142 142 142.17 1.96

Tabla 8.3. Mediciones de viscosidad de emulsién con agua destilada at = 0.

Emulsién 30/70; 5,000 ppm NiO; agua destilada; t =0

0 M1 M2 VK] Mpromedio ' .

mm YoTorque (mPa-s) (mPa-s) (mPa-s) (mPa-s) Madimensional
30 12 118 117 118 117.67 1.81
60 10.1 99 99 100 99.33 1.53
120 154 101 102 103 102.00 1.57
240 19.9 98.5 99 100 99.17 1.53
250 25 99.3 98.9 99.3 99.17 1.53

A B

Figura 8.4. Emulsiones de 50 mL, 30% / 70%, con 5,000 ppm de
NiO, salmuera de NaCl a 100,000 ppm (A) y agua destilada (B); t=0
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Figura 8.5. Gréfica de resultados de emulsiones con agua destilada y con salmuera.

Cabe mencionar que la comparacion de viscosidad con respecto al tiempo no se

pudo realizar, ya que, a 13 dias de haberse creado las emulsiones, ambas se rompen y no
pueden ser caracterizadas.

Figura 8.6. Emulsion de 50 mL, 30% / 70%, con 5,000 ppm de NiO y
salmuera de NaCl a 100,000 ppm, t = 13, separada en fase acuosa y oleosa (Rota)
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8.2.2 Emulsiones 50% agua 50% aceite

Para este caso, la salinidad tiene un efecto opuesto al observado en el caso anterior
(30/70), esto es, la emulsion preparada con salmuera presenta una viscosidad menor que
aquella preparada con agua destilada, sin embargo, ambas emulsiones incrementaron su
viscosidad en relacion con el corte anterior (30/70). Ademds, aunque los valores de
viscosidad son cercanos entre si, el comportamiento del fluido es pseudoplastico.
Nuevamente, las emulsiones obtenidas son agua en aceite (W/O). Los resultados se
visualizan en las Tablas 8.4 a 8.6, asi como en las Figuras 8.7 a 8.10.

Tabla 8.4. Mediciones de viscosidad de emulsién con salmuera t = 0.

Emulsion 50/50; 5,000 ppm NiO; salmuera NaCl 100,000 ppm; t=0

rpm | %Torque (mFH; ) (mlgg-s) m g;.s) (l:;r;n:d;; Madimensional
30 6.7 271 267 287 275.00 4.74
60 13.6 263 267 269 266.33 4.26
120 25 246 245 245 245.33 3.80
240 44.7 223 224 229.5 225.50 3.11
250 46 220 221 219 220.00 3.03

Tabla 8.5. Mediciones de viscosidad de emulsién con agua destilada at = 0.

Emulsion 50/50; 5,000 ppm NiO; agua destilada; t =0

rpm %Torque m Ig;-s) m g;-s) (m g; 5) Hpromedio (MPaes) Hadimensional
30 9 350 360 370 360.00 6.21
60 15.8 317 315 313 315.00 5.04
120 28 277 276 275 276.00 4.28
240 50.8 250 251 252 251.00 3.46
250 53 254 254 253 253.67 3.49
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A B

Figura 8.7. Emulsiones de 50 mL, 50% / 50%, con 5,000 ppm de
NiO, salmuera de NaCl a 100,000 ppm (A) y agua destilada (B); t=0
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Figura 8.8. Grafica de comparacion de viscosidad
en emulsiones con salmuera y sin salmuera.

La estabilidad de las emulsiones 50% / 50% también fue evaluada. En el caso de la
emulsion obtenida con salmuera, su estabilidad es muy similar a aquellas preparadas a
corte 30% / 70%, es decir, se rompe a los trece dias de preparadas. Sin embargo, la
emulsion obtenida a partir de agua destilada es estable después de este tiempo. La
viscosidad de ésta se presenta en la Tabla 8.6.
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Tabla 8.6. Mediciones de viscosidad de emulsién con agua destilada at = 13.

Emulsion 50/50; 5,000 ppm NiO; agua destilada; t = 13

rpm %Torque m Igzla-s) m g; ) m g; s) Hpromedio (MPass) Hadimensional
30 16.3 2360 2340 2320 2340.00 40.34
60 25 2200 2210 2140 2183.33 34.93
120 37 1545 1540 1550 1545.00 23.95
240 44 1135 1125 1117 1125.67 15.53
250 60 1070 1063 1640 1257.67 17.30

Figura 8.9. Emulsion de 50 mL, 50% / 50%, con 5,000 ppm de
NiO, agua destilada (A) y salmuera de NaCl a 100,000 ppm (B). Se observa la formacion de una
“crema” cercana a la interface en la emulsién con salmuera; t = 13.

En la Figura 8.10, se muestra la comparacion de la viscosidad de la emulsién al
tiempo 0 dias (t = 0) y a tiempo 13 dias (t = 13), de haberse formado la emulsion. Cabe
destacar que se observa el incremento de un orden de magnitud para la emulsion a tiempo
13 dias con respecto a la emulsion recién preparada a velocidades de corte pequefias, sin
embargo, conforme la velocidad de corte aumenta la viscosidad disminuye
considerablemente.
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Figura 8.10. Gréfica de comparacion de viscosidad
en emulsién de agua destilada 50% / 50% a 0 y 13 dias.

8.2.3 Emulsiones 70% agua 30% aceite

En este punto, las emulsiones obtenidas presentan el mismo comportamiento al de
las emulsiones 30% / 70%, esto es, la presencia de sal en la emulsién da como resultado
valores de viscosidad mayores y se vuelve a observar un comportamiento pseudoplastico
para éstas. En esta ocasion, la emulsién a partir de salmuera de sodio resulté mas estable
gue la emulsién a partir de agua destilada. Nétese que la viscosidad de la emulsién con
salmuera es casi tres veces mayor que aquella preparada con agua destilada a velocidad
de corte baja (30 rpm), sin embargo, a una velocidad de corte elevada (250 rpm) el
comportamiento se invierte, resultando en una menor viscosidad para la emulsién con
salmuera. En ambos casos se trata de una emulsion agua en aceite (W/O). Los datos
obtenidos para las emulsiones 70% / 30% se presentan en las Tablas 8.7 y 8.8, asi como

en las Figuras 8.11 a 8.14.

Tabla 8.7. Mediciones de viscosidad de emulsién con salmueraat=0.

Emulsion 70/30; 3,300 ppm NiO; salmuera NaCl 100,000 ppm;t=0

rom | %Torque (mg;-s) (mg;-s) m g;-s) (‘:T‘;r;”:d;’) Madimensional
30 12 683 711 690 694.67 11.98
60 20 421 430 440 430.33 6.89
120 27 260 270 273 267.67 4.15
240 38 192 193 195 193.33 2.67
250 40 192 193 194 193.00 2.65
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Tabla 8.8. Mediciones de viscosidad de emulsién con agua destilada at = 0.

Emulsién 70/30; 3,300 ppm NiO; agua destilada; t =0

0 M1 M2 M3 Mpromedio ) )

mm Yo Torque (mPa-s) (mPa-s) (mPa-s) (mPa-s) Madimensional
30 7 272 268 272 270.67 4.67
60 13 258 260 256 258.00 4.13
120 23.8 236 236.5 235 235.83 3.66
240 43.5 218 2175 216.5 217.33 3.00
250 44.3 211.2 209.7 208.8 209.90 2.89

A B

Figura 8.11. Emulsiones de 50 mL, 70% / 30%, con 3,300 ppm de
NiO, salmuera de NaCl a 100,000 ppm (A) y agua destilada (B); t =0
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Figura 8.12. Grafica de comparacion de viscosidades
en emulsiones 70% / 30% con salmuera y sin salmuera

300

En la Tabla 8.9, se observan los datos de viscosidad de la emulsién con salmuera
at = 13. La emulsion realizada con agua destilada se rompié de manera inmediata por lo
gue no fue posible obtener datos para realizar una comparacion con la emulsién preparada
con salmuera.

Tabla 8.9. Mediciones de viscosidad de emulsién con salmueraat=13.

Emulsion 70/30; 3,300 ppm NiO; salmuera NaCl 100,000 ppm; t =13

rpm | %Torque (mg;-s) (mg;-s) m S;S) (L:Tp]r;”:dg’) Hadimensional
30 5 599 630 670 633.00 10.91
60 6 540 550 580 556.67 8.91
120 6 314 319 329 320.67 4.97
240 8.9 200 207 212 206.33 2.85
250 12 187 192 192 190.33 2.62
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Figura 8.13. Emulsion de 50 mL, 70% / 30%, con 3300 ppm de
NiO y salmuera de NaCl a 100,000 ppm;t = 13.

En la Figura 8.14, se muestra el efecto del tiempo para la emulsion 70% / 30% que
contiene salmuera. Se puede apreciar que a diferencia que la emulsién 50% / 50% que no
contenia salmuera (Figura 8.10), la viscosidad no se ve incrementada drasticamente. Sin
embargo, el mismo fenébmeno se aprecia, la viscosidad de la emulsion incrementa con
respecto al tiempo, esto cuando la emulsién no es sometida a ningun tipo de esfuerzo.
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Figura 8.14. Grafica de comparacion de viscosidades
en emulsién con salmuera a 0 y 13 dias
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8.2.4 Posible punto de inversion de emulsiones

Al analizar todos los resultados reoldgicos anteriores se observé que existe un
posible punto de inversion para las emulsiones generadas a partir de agua destilada, se
estima que esta inversion se encuentra entre los cortes 50% / 50% y 70% / 30%. Para
comprobar esto, se tomaron los valores de viscosidad a t = 0 para los 3 cortes agua-aceite
evaluados, los datos se encuentran en la Tabla 8.10 y la tendencia de la viscosidad con
respecto al corte de agua se visualiza en la Figura 8.15. Ademas, se puede apreciar que la
emulsién con salmuera puede tener un punto de inversién alto (>70%).

Tabla 8.10. Comparacion de viscosidades para determinar punto de inversion
Comparacioén a 30 rpm

Con Sal Sin Sal
% Agua Madimensional Madimensional
30 2.55 1.81
50 4.74 6.21
70 11.98 4.67

—
P

—
he

—e— Agua Destilada
11.98

-
o

—e— Salmuera

w

4.67

Viscosidad (padimensional)

25 35 45 55 65 75
Corte de Agua (%)

Figura 8.15. Punto de inversion traten de hacer las graficas de las mismas dimensiones (tamafio
de imagen), hay algunas méas grandes que otras

8.3 Pruebas en capilares
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8.3.1 Resultados pruebas sin salinidad.

El reto en esta prueba consistié en la suspensién de las nanoparticulas en agua
destilada, ya que éstas quedan suspendidas en el medio acuoso y no precipitan, el agua
se torna gris y, por tanto, no es posible llevar a cabo mediciones en los primeros dias del
experimento. La primera y Unica medicion que se pudo realizar fue después de 5 dias, una
vez que hubo visibilidad, el factor de recuperacién fue de 17.77% y no cambid en los dias
posteriores.

A B

Figura 8.17. Capilar inmerso en nanofluido (agua destilada y 6xido de niquel) después de 2 dias
(A) y 5 dias (B).
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En el caso de la prueba con agua destilada, el desplazamiento de aceite se
cuantificd con respecto al tiempo. Para este caso, la altura de la base del capilar fue de 2
cmy la de la interfaz 6.5 cm; por lo tanto, el 100% de aceite a desplazar eran 4.5 cm del
capilar. Los resultados del desplazamiento por agua destilada se visualizan en la Tabla
8.11.

Tabla 8.11. Factor de recuperacion para capilar inmerso en agua destilada

Agua Destilada

Tiempo (min) Altura (cm) Fr (%)
1 2.4 8.89

2 25 11.11
3 2.7 15.56
4 2.7 15.56
5 2.7 15.56
10 2.7 15.56
15 2.7 15.56
30 2.7 15.56
60 2.7 15.56
120 2.7 15.56
180 2.7 15.56
1440 2.7 15.56

Con este experimento se observé la eficiencia menor que tiene el agua destilada
para desplazar el aceite del capilar y ain mas interesante, se observo el efecto pobre que
tienen las nanoparticulas suspendidas en agua destilada, sobre la reduccién de la tensién
interfacial. El desplazamiento por agua destilada no continué después de los 3 primeros
minutos de la prueba, quedandose asi hasta las 72 horas que se par6 el experimento, como
se ve en la Figura 8.18.

17.00
16.00 156.56 15.56 15.56

15.00

14.00
& 13.00
E 12.00

11.00

10.00

—8—Agua Destilada
9.00 8.89

8.00

0.5 5 50 500 5000
Tiempo (min)

Figura 8.18. Fr vs Tiempo para capilar inmerso en agua destilada
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8.3.2 Resultados pruebas con salinidad.

La presencia de una salinidad elevada en el medio acuoso afecta notablemente la
suspension de las nanoparticulas, es decir, a mayor salinidad una buena cantidad de
nanoparticulas tienden a precipitar rdpidamente. Lo anterior, coincide con lo informado
previamente por Villamizar et al®*l. Especificamente, para el experimento de desplazamiento
con capilares, el nanofluido con salinidad elevada ayuda a que se pueda apreciar mejor el
desplazamiento dentro del capilar debido a que las nanoparticulas precipitan en menos
tiempo. Como se indico anteriormente, la salmuera utilizada es 100,000 ppm (NaCl) y el
nanofluido es preparado a partir de la misma salmuera, afladiendo 1,000 ppm de 6xido de
niquel (NiO). Los célculos de factor de recuperacion se realizan nuevamente con la
Ecuacion 7.3.1

Para el caso de la salmuera sola, la altura de la base del capilar fue de 1.5 cmy la
de la interfaz 6.4 cm, por lo tanto, el 100% de aceite a desplazar eran 4.9 cm del capilar.
Para la prueba con el nanofluido, la altura de la base fue de 1.1 cm y la de la interfaz 5.9
cm, dando 4.8 cm de aceite a desplazar como el 100% contenido en el capilar. En la Tabla
8.12, se puede observar los resultados para ambos desplazamientos.

Tabla 8.12. Factores de recuperacién para capilares inmersos en nanofluido con salmuera
(izquierda) y salmuera de sodio (derecha).

Nanofluido 1,000 ppm Salmuera NaCl 100,000 ppm

Tiempo (min) Altura (cm) Fr (%) Altura (cm) Fr (%)
2 18.75 1.8 6.12

2 2.2 22.92 1.8 6.12
3 2.3 25.00 1.8 6.12
4 2.4 27.08 1.9 8.16
5 2.4 27.08 1.9 8.16
10 2.4 27.08 2.1 12.24
15 2.5 29.17 2.1 12.24
30 2.6 31.25 2.1 12.24
60 2.8 35.42 2.2 14.29
120 2.9 37.50 2.5 20.41
180 3 39.58 2.7 24.49
1440 3.5 50.00 2.8 26.53
4320 35 50.00 2.8 26.53

Se puede apreciar un mejor desempefio del nanofluido, el cual alcanza un factor de
recuperacion del 50% desde el primer dia, mientras que la salmuera alcanza poco més del
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25% durante el mismo periodo de tiempo. Adicionalmente, se puede observar que después
del primer dia (1,440 min), ambos experimentos no muestran cambios en el factor de
recuperacion, ver Figura 8.19.

60.00
Nanofluido 1000 ppm 50.00 50.00
50.00
Salmuera NaCl 100,000 ppm 3958
40.00 35.42
31.25
9 29.17
~ 30.00
o
w 25.00
2449 2853 26.53
20.00
18.75
14.29
10.00
8.18
0.00
0.1 1 10 100 1000 10000
Tiempo (min)

Figura 8.19. Comparacion de factores de recuperacion con respecto al tiempo entre nanofluido con

salmuera (azul) y salmuera de sodio (naranja).

En la Figura 8.19, puede observarse como el nanofluido desplaza aceite a mayor velocidad
y en mayor cantidad, contra la presencia de salmuera sola. Al comparar los experimentos
de desplazamiento con salinidad y sin salinidad, se puede observar que el cloruro de sodio
(NaCl) tiene un efecto positivo en la reduccion de la tension interfacial dentro del capilar y
gue las nanoparticulas de 6xido de niquel (NiO) potencializan este efecto, resultando en
una mayor reduccion de la tension interfacial en un medio salino con respecto a un medio

no salino, aun cuando la suspension de las nanoparticulas se ve bastante afectada.
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8.4 Pruebas de imbibicién con areniscas

8.4.1 Resultados
Las caracteristicas de las muestras empleadas se presentan en la Tabla 8.13

Tabla 8.13. Propiedades muestras.

Propiedades Muestra 1 Muestra 2
Volumen de roca (cc) 28 23
Masa antes de saturar (g) 55.849 42.199
Masa después de saturar (g) 59.575 45,195

p aceite (g/cc) 0.915 0.915

Con la informacién reportada en la Tabla 8.13 y la Ecuacién 7.4.4, es posible
calcular la cantidad de aceite que cada muestra almacena. Una vez obtenido este valor, las
porosidades de las mismas son calculadas, mediante la Ecuacion 7.4.5, (Ver Tabla 8.14).

Tabla 8.14. Calculo de aceite contenido y porosidad en las muestras.

Propiedades Muestra 1 Muestra 2
Volumen de aceite contenido (cc) 4.059 3.266
Porosidad (%) 145 14.2

Las Figuras 8.20 a 8.24, muestran la evolucion del experimento, en las cuales se hacen
notar el aceite desplazado de la roca. Las cantidades de aceite recuperado a 15 dias por
cada muestra y el factor de recuperacion al mismo periodo de tiempo se calculan con ayuda
de la Ecuacién 7.4.6 y se observan en la Tabla 8.15, asi como en la Figura 8.25.

A B

Figura 8.20. Dia 1. Salmuera (A) y nanofluido (B).
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Figura 8.21. Dia 8. Salmuera, vista de planta (A) y vista lateral (B).

— -
P AT W

Figura 8.22. Dia 8. Nanofluido, vista de planta (A) y vista lateral (B). Se retira el aceite desplazado
por cada muestra.

Figura 8.23. Dia 15. Vista de planta. Salmuera (izquierda) y nanofluido (derecha). El nanofluido
continu6 desplazando aceite, la salmuera desprendi6é gotas muy pequefias de la roca.
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Figura 8.24. Dia 15. Vista de lateral. Salmuera (izquierda) y nanofluido (derecha). En el caso de la
salmuera se observa un ligero desprendimiento de aceite. En el nanofluido se observa mayor
vantidad de aceite sobre la superficie de la roca.

Tabla 8.15. Resultados experimento en rocas.

Datos Muestra 1 Muestra 2
Volumen de aceite recuperado (cc) 0.4 0.6
Factor de recuperacién (%) 9.855 18.371

Figura 8.25. Cantidad total de aceite recuperado. Salmuera (izquierda) y nanofluido (derecha).
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Nuevamente, el nanofluido muestra una mayor capacidad para desplazar aceite a
comparacion de la salmuera. Ademas, se puede apreciar que los factores de recuperacién
obtenidos no son tan grandes como los que se observaron en los capilares, esto debido a
la interaccion de los fluidos con la mineralogia de la roca, aun asi, al ser una prueba de
corta duracion y de imbibicion espontanea, se tienen buenos resultados.
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9. Analisis Econdmico

El presente capitulo tiene como objetivo determinar la factibilidad econdmica del uso
del nanofluido generado. Para el analisis, se eligi6 un campo con caracteristicas similares
al aceite y a la roca utilizados para el experimento descrito en el Capitulo 7.4. Resaltando
gue el analisis econdémico se realiza para un periodo de siete afios, comprendido entre los
afios 2012 a 2018. Los datos del campo fueron adquiridos por medio del atlas geolégico®,
asi como de los reportes de produccién reportados a la Comision Nacional de
Hidrocarburos®’. Dichos datos se visualizan en la Tabla 9.1

Tabla 9.1 Propiedades del campo seleccionado y del experimento.

Propiedades Campo Experimento

°API 46 23
k (mD) 5-50 -
D (%) 20 14
u (cP) 12 60
salinidad (ppm) 150,000 100,000

El campo seleccionado es conocido como “Campo Rodador”, éste empezd con un
proceso de inyeccién de agua en 2012, mismo podria compararse en costos necesarios
para la inyeccion del nanofluido, ya que las instalaciones requeridas son similares, con la
diferencia del costo de generar el nanofluido, esto es el equipo y procedimento necesarios
para suspender las nanoparticulas en el agua a inyectar.

La tasa utilizada para el proyecto fue del 12% (anual, capitalizado mensualmente),
sin embargo, el presente analisis econémico sera anual y la tasa correspondiente es del
1% (anual, capitalizado anualmente). El precio del délar fue tomado a $12.76 y el precio del
barril fue tomado a $91.6 USD/BI, estos datos (incluyendo costos de operacion e
inversiones) fueron tomados de la evaluacién econémica® realizada en 2011, del dictamen
técnico del proyecto Ogarrio-Sanchez Magallanes®® expedido por la Comisién Nacional de
Hidrocarburos.

Asimismo, histérico de produccién fue obtenido del portal del Centro Nacional de
Informacion de Hidrocarburos, se puede visualizar en la Figura 9.1.
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Figura 9.2. Histdrico de produccion del campo seleccionado

Para realizar el andlisis econémico de la implementacién del nanofluido en campo,
es necesario un pronéstico de produccion. Debido a que se carece de resultados a nivel de
prueba piloto y a que el alcance y los resultados de la tesis son preliminares y limitados
para éste propédsito, se utilizaron los datos obtenidos del Capitulo 8.4 (Resultados de
pruebas en areniscas), donde el gasto del nanofluido es el doble con respecto al de la
salmuera, con base en esta premisa, se crea el histérico de produccién hipotético, el cual
puede ser observado en la Figura 9.2.
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Figura 9.2. Histérico de produccion modificado

Los gastos de inversion anual, costos operacionales, asi como los gastos por parte
de la inyeccion de agua y nanofluido se observan en la Tabla 9.2. Para el calculo del costo
de nanoparticulas, se tomaron los costos proporcionados por Sigma-Aldrich y se presentan
en la Tabla 9.3. Es muy importante destacar que el precio de las materias primas
empleadas para el analisis es de un proveedor minorista. En el caso de masificar la
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preparacion de nanoparticulas de niquel, debera contactarse a un proveedor mayorista con
lo que los costos de las materias primas podrian reducirse hasta dos terceras partes de su
valor por menudeo. Otro factor que considerar es el método de sintesis de las
nanoparticulas, debido a que el utilizado actualmente da como resultado un rendimiento de
reaccién bajo (20% + 3%), un incremento en el rendimiento por ajuste de las condiciones
de reaccion reflejara un menor gasto de operacién para los nanofluidos.

Tabla 9.2 Gastos anuales para el anlisis econémico en millones de pesos.

Gastos anuales (MM$)

Afo

INVEISIES

Costos
operacionales
(agua)
Costos
operacionales [RsyrR: 8,866.58 9,418.46 6,609.42 5,196.14 4,139.10 4,526.00
(nanofluido)

Tabla 9.3 Costos por barril de nanofluido creado.

Nitrato de Hidréxido de o Gramos requeridos por : Nanofluido
amonio ($/litro) 2z (1) barril (1000ppm) N9 (Ee) (%/Bl)

I IEINEY )

4000 1600 160 160 25.6 4096

Los indicadores econdémicos antes de impuestos para cada proyecto son
presentados en las Tablas 9.4y 9.5.

Tabla 9.4 Resultados del analisis econdmico para inyeccion de agua.

Indicadores Economicos (Inyeccion de agua)

VPI (MM$) 200.00

VPN (MM$) 16,777.29

VPN / VPI 83.89

Tabla 9.5 Resultados del analisis econémico para inyeccién de nanofluido.
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Indicadores Econémicos

VPI (MM$) 200.00

VPN (MM$) -27,227.25

VPN / VPI -136.14

Los resultados del andlisis econdmico muestran la razén por la cual se eligio la
inyeccion de agua, es decir, para 2012 para este campo, ya que el proyecto era altamente
rentable. Por otro lado, con los resultados obtenidos en este trabajo el nanofluido
desarrollado, no esrentable, resaltando que se plantea la inyeccién continua de nanofluido.
Por este motivo, se llevé a cabo segundo analisis econdémico, con el fin de determinar la
reduccion de costos necesaria para hacer rentable la inyeccion continua de nanofluido. Las
variables que pueden ser modificadas para la reducciéon de costos son el precio de las
materias primas y el rendimiento de la reaccién. El segundo analisis econdémico se realiza
tomando una tercera parte del precio de las materias primas e incrementando el rendimiento
de la reaccion al doble (40%). Los resultados se presentan en las Tablas 9.4 y 9.5.

Tabla 9.4 Gastos anuales ajustados para el andlisis econémico en millones de pesos

Gastos anuales para nanofluido (MM$)

Afio 2012

INVEISIES 200.00 - - - - - -

Costos
operacionales IRy VR::] 8,866.58 9,418.46 6,609.42 5,196.14 4,139.10 4,526.00

(sin ajuste)

Costos
operacionales
(con ajuste)

1,193.95 1,551.65 1,648.23 1,156.65 909.32 724.34 792.05

Tabla 9.5 Resultados del analisis econémico para inyeccion de nanofluido con costos ajustados.

Indicadores Economicos (con ajuste)

VPI (MM$) 200.00

VPN (MM$) 9,076.50

VPN / VPI 45.38
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Se puede observar que con los objetivos planteados (reduccién de costos en un
66% y aumento del rendimiento de la reaccion a un 40%) el desplazamiento por
nanoparticulas es factible. Por otro lado, aun con el ajuste de costos, la inyeccion de agua
muestra una mayor rentabilidad. Ademas, para que la rentabilidad de la inyeccién de
nanofluidos sea igual o mayor a la de la inyeccion de agua, los costos deberian caer en
mas del 95% y el rendimiento de la reaccion debe ser superior a 80%, escenario muy poco
factible. Por lo tanto, es necesario adquirir mas informacién para el planteamiento de una
prueba “huff and puff’, de tal modo que la inyeccién de nanofluido no sea continuo y el costo
de operacién no sea tan elevado, permitiendo un escenario donde la inyeccion de
nanofluido sea més rentable.
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Conclusiones

La sintesis realizada permitié la obtencion de nanoparticulas de tamafio adecuado
(15 - 50 nm) para generar un nanofluido capaz de reducir la tension interfacial y estabilizar
emulsiones entre salmuera sintética y aceite vegetal. Se debe trabajar en incrementar el
rendimiento de la reaccion.

También se observé que la salinidad y la proporcion agua-aceite estan relacionadas
entre si, de tal manera que se puede dar un posible punto de inversion a cortes altos de
agua. Se determin6 que todas las emulsiones formadas con 6xido de niquel son agua en
aceite (W/O) y la mayoria de las emulsiones se rompen después de pasar 13 dias. Esto
podria considerarse un beneficio notable ya que, al usar las emulsiones tipo Pickering poco
estables como un medio de desplazamiento de aceite en el yacimiento, éstas podrian
romperse al poco tiempo, incluso durante la produccién de las mismas.

Ademas, el nanofluido desplaz6 poco aceite cuando se encuentra en un medio no
salino. Cuando las nanoparticulas se encuentran suspendidas en un medio salino, el
desplazamiento es mas eficiente, aun cuando se compara el desplazamiento con la
salmuera sintética de cloruro de sodio, donde la suspension de las nanoparticulas
disminuye, pero la capacidad para disminuir la tension interfacial incrementa notablemente
en este mismo medio.

Anadiendo, el nanofluido prob6 ser mas eficiente que la salmuera de sodio para
desplazar aceite contenido dentro de una roca. No se tuvieron factores de recuperacion
altos como los mostrados en los experimentos con capilares, pero se tienen resultados
positivos tomando en cuenta el corto periodo de evaluacién y que después de haber
terminado dicho periodo, el nanofluido continué desplazando aceite mientras que la
salmuera par6 de desplazar aceite después de 8 dias de prueba.

Finalmente, el analisis econémico no resulta factible para el escenario planteado
con base de los resultados experimentales debido al alto costo que tiene el nanofluido al
ser inyectado continuamente. Sin embargo, si los costos se reducen en un 66% y se logra
un rendimiento mayor de 40% en la sintesis de nanoparticulas, el proyecto puede ser
rentable. En consecuencia, es importante resaltar que se requiere mayor experimentacion
para el planteamiento de diversos escenarios y de distintas pruebas donde no se requiera
la inyeccién continua de nanofluido, con el fin de aumentar drasticamente la rentabilidad del
uso de nanofluidos para recuperacion mejorada.

Los siguientes pasos para completar esta investigacion consisten en trabajar con
aceite hidrocarburo a distintas condiciones (pH, presion, iones salinos, etc.) para la
formacion de emulsiones a mayor escala, realizar pruebas en rocas bajo condiciones de
alta presion y alta temperatura, tales como pruebas de desplazamiento. Ademas, se debe
estudiar el efecto del nanofluido sobre la mojabilidad de la roca, incluyendo pruebas con
diferentes iones que se encuentran tipicamente en un yacimiento petrolero (Mg?* y Ca?*).
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Se sugiere realizar estudios sobre emulsiones para aplicaciones en aseguramiento de flujo
y en ingenieria de produccion.
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Nomenclatura

Mo / Haceite
Madimensional
Memulsion
Vi

Hg

Ab

Ai

Am

Fr

k

Kabs

Keft

ki

Kr

kro

Krw

Viscosidad del aceite.

Viscosidad adimensional.
Viscosidad de la emulsién.
Viscosidad del fluido.

Viscosidad del gas.

Altura de la base del capilar.

Altura de la interfaz agua-aceite.
Altura medida.

Factor de recuperacion.
Permeabilidad.

Permeabilidad absoluta.
Permeabilidad efectiva.
Permeabilidad efectiva de la formacion al fluido.
Permeabilidad relativa.
Permeabilidad relativa al aceite.
Permeabilidad relativa al agua
Masa de la roca.

Relacién de movilidad.

Masa del aceite contenido en la roca.
Masa de la roca después de saturar.
Masa de la roca antes de saturar.

Aceite en agua.

77



23.

24.

25.

26.

27.

28.

29.

30.

31.

32.

33.

34.

35.

36.

37.

38.

39.

40.

41.

42.

43.

44.

Po

Pc

Pi

Pnw

Po

Pw

So

Sw

Sx

Vo

VOI’

Vi

W/O
Amr

Presion.

Presion de saturacion.
Presion capilar.

Presion inicial.

Presion del fluido no mojante.
Presion del aceite.
Presion del fluido mojante.
Radio del capilar
Saturacion del gas
Saturacion del aceite
Saturacion del agua.
Saturacion de la fase.
Temperatura.

Tiempo.

Volumen.

Volumen de aceite almacenado en la roca
saturada al 100%

Volumen de aceite desplazado de la roca

Volumen de poros interconectados o volumen de
aceite almacenado en la roca.

Volumen total en la roca.
Agua en aceite.
Diferencia de la masa de la roca antes y después

de saturar.

Angulo de contacto de la interfase agua-aceite.
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45.

46.

47.

48.

49.

50.

As

Po

Onws

Oos

Ows

Movilidad del fluido.
Densidad del aceite.

Tension interfacial entre el fluido no mojante y la
superficie.

Tension interfacial entre el aceite y la superficie.

Tension interfacial entre el fluido mojante y la
superficie.

Porosidad efectiva.
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