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Resumen

En los yacimientos carbonatados, alun después de la recuperacion secundaria, sélo se
logra recuperar del 10 al 30% de aceite en un sitio. La implementacién de nanoparticulas
de SiO, como método de recuperacibn mejorada tiene un impacto positivo para la
produccion de aceite en condiciones de baja permeabilidad y porosidad, cuando hay
aceites pesados y en condicion de mojabilidad inicial al aceite, esto debido a los
mecanismos de recuperacion que se presentan con su implementacion, como lo son la
alteracion de mojabilidad y la reduccion de la tension interfacial. En el presente trabajo se
indagé la funcion de las nanoparticulas y se consult6 bibliografia sobre experimentos con
el uso de nanoparticulas (NPs) como método de recuperacion mejorada en nicleos con el
fin de llevar a escala de yacimiento el uso de este novedoso método. Se partié de un
trabajo de simulacion realizado por Moedano (2022), en doénde logré reproducir el
experimento de inyeccién de NPs en un nlcleo de roca carbonatada realizado por Sepehri
et al. (2019), usando el simulador comercial STARS de CMG. Basado en estos estudios
se logré definir el componente de NPs en STARS tomando en cuenta los parametros
fundamentales para su correcta definicibn y se implementé una prueba huff & puff
inyectando NPs de SiO,, tomando como caso base una inyeccién por 58 dias, evaluando
la respuesta que se tiene en la produccién acumulada y los cambios resultantes en
porosidad y permeabilidad debido a la adsorcion de NPs. Los resultados de la prueba
fueron satisfactorios, ya que se aprecié un cambio en la mojabilidad en la roca, lo que
indica que tienen potencial de que la recuperacion de aceite aumente. Una vez analizados
los resultados del caso base, se hizo un andlisis de sensibilidad de ciertos parametros
involucrados en la simulacion de la prueba, desde parametros en la configuracién de la
prueba, como es el caso del tiempo de inyeccion, hasta los pardmetros mas importantes
relacionados con las NPs, como lo son la concentracion, densidad, adsorcion y RRFT, por
mencionar algunos. De la sensibilidad se concluyé que los parametros con mas influencia
en la recuperacién de aceite en yacimientos carbonatados son el factor de resistencia
residual, el grado de reversibilidad de la adsorcién y la densidad bruta de las NPs,

ademas se recomienda tener definida una concentracién 6ptima de no mas de 2000 ppm.
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Abstract

After secondary recovery, in carbonate reservoirs can only recovered 10 to 30% of oil in
place. The use of SiO; nanopatrticles as an enhanced oil recovery method has a positive
impact for oil production, especially in low permeability and porosity conditions, in
presence of heavy oils and with an initial oil-wet condition, this due to the main EOR
mechanisms, such as wettability alteration and interfacial tension reduction. In this work,
the function of nanoparticles was investigated, and bibliography on experiments using
nanoparticles (NPs) as an EOR method in core samples was reviewed, to take the use of
this novel method into a reservoir scale. It was based on a simulation work carried out by
Moedano (2022), in which he successfully reproduced the NPs injection experiment in a
carbonate rock sample that Sepehri et al. (2019) made, using CMG’s STARS simulator.
Based on the mentioned investigation, the correct definition of NPs component in STARS
simulator was achieved, considering the fundamental parameters involved in its
simulation, with this, it was implemented a huff and puff test, injecting SiO, nanoparticles,
taking as base case an injection time of 58 days, evaluating the response of the
cumulative oil production and the changes in porosity and permeability due to the
adsorption of NPs. The results of the test were satisfactory since an alteration on
wettability was observed, which indicates that NPs have the potential to increase oil
recovery. Once the results of the base case were analyzed, a sensitivity analysis of certain
parameters involved in the simulation of the test was carried out, this analysis involved
parameters in the test configuration, such as the injection time, and the most important
parameters regarding NPs behavior, such as concentration, density, adsorption, and
residual retention factor, to mention a few. From the sensitivity analysis it was concluded
that the parameters with most influence on oil recovery in carbonate reservoirs are the
residual retention factor, the reversibility of adsorption and the bulk density of NPs, and it's

also recommended an optimal concentration of no more than 2000 ppm.
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Hipotesis y Objetivos

Hipotesis

Obtener un modelo de simulacién a escala de yacimiento representativo de los trabajos
experimentales reportados en literatura, con factores de recuperacion al menos de 10%,
presentando como principal mecanismo de EOR el cambio de mojabilidad, ademas
tomando en cuenta que el yacimiento presenta un nivel alto de heterogeneidad, se espera

gue el dafio generado a la porosidad y permeabilidad sea aproximado a los reportados en

literatura.

Objetivo General

Disefio de una prueba huff & puff de inyeccién de nanoparticulas de SiO, en un pozo de

un yacimiento carbonatado del norte de México.

Objetivos Especificos

Modelar satisfactoriamente el componente de nanoparticulas en el simulador comercial
STARS.

Analizar el uso de nanoparticulas de diéxido de silicio como método de recuperacion

mejorada en un yacimiento carbonatado del norte de México.

Hacer la simulacion del caso base de la inyeccion de nanoparticulas bajo un esquema
huff & puff.

Definir rango 6ptimo para el tiempo de inyeccion de nanoparticulas.

Desarrollar un andlisis de sensibilidad de los parametros involucrados en la simulacion de
la prueba para encontrar los que tienen mayor impacto en el uso de nanoparticulas como

método de recuperacion mejorada en yacimientos carbonatados.

Verificar el cambio de mojabilidad de la roca, de mojada por aceite a mojada por agua

generado por la adsorcién de nanoparticulas.

Seleccionar los pardmetros involucrados en la simulaciébn de la inyeccion de
nanoparticulas que tienen el mayor impacto en la recuperacion de aceite, en la adsorcion

de nanoparticulas, permeabilidad y porosidad.

Definir una prueba huff & puff éptima en base a los resultados del andlisis de sensibilidad.
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1 Introduccién

La extraccion de aceite en yacimientos carbonatados ha sido un tema de gran interés
para la industria, debido a que estos cuentan con al menos el 60% de reservas de aceite
en el mundo. La produccion de este tipo de yacimientos ha mostrado tener una alta
complejidad dadas las heterogeneidades que presentan, como lo son las fracturas,
vlgulos y la modificacién de la red de poros gracias a los procesos diagenéticos que este
tipo de rocas sufren. Dichas heterogeneidades generan que porosidad y permeabilidad en
este tipo de yacimientos se alteren, ademas de que la roca es principalmente mojada al
aceite. El principal problema es encontrar la manera de alterar la mojabilidad generando el
menor dafio posible a la roca. Recientemente con el avance en tecnologia se han
desarrollado novedosas técnicas que tienen el potencial para ser ocupadas como
métodos de recuperacion mejorada en todo tipo de yacimientos, un ejemplo de estas

técnicas es el uso de nanoparticulas (NPs).

El uso de NPs en carbonatos resulta de gran interés, las principales razones radican en la
necesidad de tener un mayor control en el flujo de fluidos en estos yacimientos, una de
ellas es el tamafio de las particulas siendo estas del orden de 0.1 a 100 nanémetros, lo
gue genera que entren con facilidad en el medio poroso, adicionalmente las NPs han
probado tener la capacidad de resistir y tener estabilidad en ambientes hostiles, es decir

en ambientes con presion, temperatura y salinidad elevadas.

Las NPs de SiO, han ganado relevancia debido a que ayudan principalmente a alterar la
mojabilidad de la roca de mojada por aceite a mojada por agua, al cambiar la mojabilidad,
las fuerzas capilares decrecen y la movilidad del aceite mejorara. Adicionalmente, las NPs
de SiO, también ayudan a reducir la tension interfacial entre el aceite en sitio y el fluido
desplazante. En estudios experimentales realizados en nucleos de carbonatos el uso de
NPs de SiO; ha probado tener resultados muy buenos en cuanto a recuperacion de aceite
gracias a los mecanismos ya mencionados, (Roustaei & Bagherzadeh, 2015; Amedi y
Ahmadi 2016; Al-Anssari et al. 2016; Al-Anssari et al. 2018; Sepehri et al. 2019).

Ademas de los experimentos que se han realizado, recientemente, Sepehri et al. (2019)
desarrollaron un simulador, tomando como base el modelo matematico de Ju et al. (2002),
para modelar sus estudios experimentales en nicleos de carbonatos y predecir el efecto

de las NPs de silice en la EOR y en el corte de agua (Moedano, et al., 2022).



Adicionalmente Moedano (2022), uso el simulador STARS de CMG, para generar una
simulacion de la inyeccién de NPs presentes en una fase acuosa que valida los resultados
experimentales obtenidos con la inyeccibn de NPs en un nlcleo de carbonato. No
obstante, la simulacién del uso de NPs es relativamente nueva, hasta la fecha no se han
presentado simulaciones concretas en yacimientos y no hay un simulador disponible que
logre representar todos los mecanismos que se han observado en estudios

experimentales.

Gracias a los trabajos comentados anteriormente, en el presente trabajo se llevara acabo
la simulacién de inyeccién de NPs de SiO, en un pozo de un yacimiento carbonatado del
norte de México, bajo un esquema huff & puff, utilizando el simulador STARS de CMG,
con el fin de evaluar la inyeccién de NPs como un método potencial de recuperacion

mejorada.

La prueba huff & puff es una prueba que se realiza de manera ciclica en un solo pozo, es
similar al método de inyeccién de vapor ciclico (CSS, por sus siglas en inglés), la prueba
consta de tres etapas, la primera es la etapa de inyeccion, la segunda etapa es el cierre
del pozo inyector, dénde se da el tiempo de remojo del fluido inyectado para generar

interaccion con el sistema roca-fluidos y la tercera etapa es la de la produccion del pozo.

Una vez realizada la simulacion del caso base, se presentara un andlisis de sensibilidad
de los parametros mas importantes relacionados con la prueba, como lo son el tiempo de
inyeccion, adsorcion de NPs, concentracion de NPs, gasto de inyeccién, densidad bruta
de las NPs, factor de resistencia residual, nivel de reversibilidad de la adsorcion, entre
otros. Con el fin de analizar como es que estos parametros afectan a la recuperacion en el

yacimiento carbonatado y una vez analizado se presentara la prueba huff & puff 6ptima.

2 Métodos EOR

La recuperacion mejorada de aceite se refiere a los métodos de recobro de aceite en
donde se inyectan sustancias que alteran las propiedades originales del aceite, estas
técnicas usualmente se realizan después de un proceso de recuperacion primaria 0
recuperacion secundaria, es decir que los métodos EOR suelen ser aplicados después de
la produccion del yacimiento con su propia energia, con los distintos mecanismos de
empuje existentes, y después de la inyeccion de agua o gas para recuperar el aceite.
Fundamentalmente la EOR es ocupada para mejorar el desplazamiento de fluidos en el

yacimiento y disminuir la saturacion de aceite por debajo de la saturacion residual de



aceite, para mejorar el desplazamiento, los métodos EOR mas populares son la inyeccion

de quimicos, vapor y polimeros miscibles.

Asi mismo, la movilizacién del aceite residual es influenciada por dos factores, el nimero
capilar y la relacion de movilidad, la mejor forma de incrementar el nimero capilar es
mediante la reduccién de la tension interfacial, la cual a su vez se logra ocupando

surfactantes o aplicando calor al fluido (Thomas, 2008).

Los métodos de recuperacion mejorada se clasifican principalmente en térmicos, quimicos
y procesos miscibles o solventes. Dentro de los procesos térmicos se destacan la
inyeccion de vapor, combustion in situ y la inyeccién ciclica de vapor (CSS), los procesos
quimicos mas importantes son la inyeccién de polimeros, alcalis, surfactantes y polimero
micelar. Por su parte los procesos miscibles mas usados son la inyeccién de COz, N2 y

gas enriquecido miscible.
Procesos térmicos

Los métodos térmicos son procesos que se ocupan fundamentalmente cuando el aceite a
recuperar es pesado o extrapesado, ya que estos métodos generan que se eleve la
temperatura del aceite en yacimiento y con ello se logra hacer mas ligera la viscosidad del

aceite y por lo tanto también la relacion de movilidad disminuye.

Inyeccién de vapor: Este método presenta una inyeccién continua de vapor y forma una

zona de vapor en el yacimiento que avanza lentamente hacia los pozos productores
vecinos. El aceite se mueve dada la reduccion de la viscosidad generada al entrar en

contacto con el vapor. El factor de recuperacién oscila entre el 50 y 60% del OIP.

Los principales mecanismos de recuperacion presentados durante este proceso son la
reduccién de viscosidad, expansion térmica, destilacion, imbibicién capilar, gas en
solucion, generacion de CO, y drene gravitacional. La mayoria de los mecanismos son
independientes de la densidad relativa del aceite, lo cual hace que la inyeccion de vapor
sea atractiva para yacimientos naturalmente fracturados de aceite ligero y pesado
(Martinez, 2019).

Inyeccién ciclica de vapor (CSS): Este proceso se realiza en un solo pozo ciclicamente.

Consta de tres etapas; la primera etapa es en la que se da la inyeccion del vapor hacia el
yacimiento, la segunda etapa comienza con el cierre del pozo, para dejar un tiempo de

remojo del vapor en el yacimiento y lograr que el vapor ayude a aligerar la viscosidad del



aceite presente. En la tercera etapa ya se vuelve a abrir el pozo ahora como productor, al
inicio la produccién se estima alta, sin embargo, esta se mantiene por poco tiempo y
posteriormente la produccion declina. Una vez que la declinacién en produccion es tal que

ya no es econdOmicamente rentable, el ciclo debe repetirse.

El factor de recuperacion para este proceso se encuentra entre el 10 y 40% del OIP
(Thomas, 2008).

Combustion in situ: En este proceso se inyecta aire en el yacimiento y el oxigeno en el

aire quema una pequefa cantidad de aire, lo cual causa una produccion de CO, vapor de
agua y calor, la liberacién de calor mejora las condiciones del aceite remanente para que

pueda ser producido mas facilmente (Martinez, 2019).

Las temperaturas alcanzadas oscilan entre 450 y 600 °C y la mayor reduccion en
viscosidad del aceite se presenta cerca de la zona de combustion. Ademas, este proceso

tiene una alta eficiencia térmica debido a que hay muy poca perdida de calor.
El factor de recuperacion se estima de un 70 a 80% del OIP (Thomas, 2008).

El lugar en el yacimiento donde se presente la ignicion, definird que tipo de combustién se
tiene, si la ignicibn se presenta en las cercanias del pozo inyector se tratara de una
combustiéon hacia adelante, debido a que el frente de combustion viaja en direccion del

flujo de fluidos.

Por otra parte, si se calientan los alrededores del pozo productor, la ignicion tiene lugar
cerca de este pozo y el frente de combustién viaja hacia el pozo inyector, en direccion

opuesta del flujo de fluidos. A esto se le llama combustion reversible. (Teja, 2018)

Drene gravitacional asistido por vapor (SAGD): Este método se caracteriza por tener dos

pozos paralelos horizontales separados por un espesor definido, el pozo superior es el

inyector de vapor, mientras que el pozo inferior es el pozo productor.

El concepto fundamental de este proceso es que el vapor inyectado transfiere calor dentro
del yacimiento y el vapor se condensa en su fase liquida (Teja, 2018). Por lo anterior el

mecanismo de recuperacion es la disminucion en viscosidad.

La inyeccion continua del vapor generara una camara de vapor en las cercanias del pozo
inyector, gracias a ella se da la transferencia de calor y se genera disminucién en

viscosidad del aceite, para que posteriormente este aceite se drene por gravedad hacia el



pozo productor. A medida que se produce el aceite la camara de vapor ir4 expandiéndose
vertical y lateralmente en las zonas cercanas al pozo inyector. En este proceso es muy
importante tener una buena permeabilidad vertical. Adicionalmente, todos los métodos
térmicos se consideran efectivos para la recuperacion de aceite en la matriz en

yacimientos naturalmente fracturados.
Procesos quimicos

Estos métodos utilizan formulaciones quimicas como fluido desplazante, el principal
objetivo de estas sustancias es reducir la razén de movilidad y/o incrementar el nUmero
capilar. Los principales métodos quimicos usados en la industria son los surfactantes,
polimeros y alcalis. No obstante, se espera que con el avance de la tecnologia emerjan

novedosos métodos que mejoren la recuperacion de hidrocarburos.

Polimeros: Los polimeros como las poliacrilamidas y polisacaridos ayudan a mejorar la
razén de movilidad, debido al aumento en la viscosidad de la fase acuosa para mejorar la
eficiencia de barrido. El proceso de inyeccion de polimeros inicia con la inyeccion de la
solucion de polimero para formar un frente y desplazar el aceite hacia los pozos
productores, posteriormente se inyecta agua o salmuera para desplazar el bache de la
solucion polimérica. Adicionalmente con el tiempo este método presenta degradacion de
polimeros y pérdida de estos al pasar por el medio poroso, esto generara un banco de
agua, combinando agua de formacién y la de inyeccion ya con poca concentracion de

polimeros.

Surfactantes: La inyeccién de surfactantes tiene como objetivo principal reducir la tensién
interfacial entre el aceite y el agua, debido a que las moléculas de surfactante se alojan en
la interfase. Ademas, el comportamiento del surfactante depende de los grupos

estructurales en las moléculas.

Los mecanismos de recuperacion de aceite para este método involucran la reduccién en
la tension interfacial, solubilizacion del aceite, emulsificacién, mejora en la movilidad y el
cambio de mojabilidad. (Martinez, 2019).

Al posicionarse el surfactante en la interfase entre el agua y el aceite, la parte polar de la
molécula es atraida por el agua (hidrofilica) y la parte no polar es atraida por el aceite,
este balance generado ayuda a disminuir la tensibn generada y por ende una mejor
movilizacién del aceite. La tensién interfacial debe mantenerse para evitar que el aceite

movilizado sea re-atrapado. (Surkale, 1990, como se cité en Martinez, 2019).



Alcalis: Este método de recuperacion es de gran ayuda cuando se tiene un aceite con alta
acidez por la presencia de resinas y asfaltenos. El proceso se da al inyectar una solucién
acuosa con guimicos alcalinos hacia el yacimiento en forma de baches y el principal
mecanismo de produccién es la reduccién en la tensién interfacial. La reduccion en la
tension interfacial se da principalmente porque al entrar en contacto la solucién alcalina
con el aceite, se generan moléculas de surfactante en la interfase agua aceite.
Adicionalmente se pueden llegar a formar emulsiones y dependiendo del tipo mejora la

recuperacion de aceite.

Estos quimicos alcalinos también llegan a tener la capacidad de alterar la mojabilidad de
la roca cuando se tiene una concentracion alta, igualmente el desempefio de este método
serd dependiente de la concentracibn ocupada, por lo cual se necesita definir una

concentracion dptima en base al yacimiento en el que se ocupara este método.

Inyeccion Micelar: Las micelas se van a formar a raiz de una concentracion alta de

surfactantes en la fase acuosa, ya que, al tener una concentracién alta, hay agregacion de
las moléculas y estas se unen y forman estructuras pequefas. A la solucién que contiene

micelas se le llama micro emulsion.

La inyeccion de micelas se ha probado como un método con un desempefio exitoso en
campo, mas que cualquier otro método quimico. ElI componente principal para este
método es la inyeccion de un bache pequefio de micro emulsion (micelas), seguido de
una inyeccion de un bache de polimeros y estos seran desplazados por la inyeccion de
una salmuera. Este proceso implica que se obtenga una tensién interfacial muy baja y que
esta se mantenga constante durante el barrido, para generar una mejor movilidad del
aceite. Adicionalmente, se tiene que cuidar el nivel de salinidad presente, debido a que la
solucion alcalina es esencialmente una sal y al no tener un equilibrio se genera

solubilizacién de una fase en la otra.
Métodos Miscibles

Los métodos miscibles requieren de una inyeccion de algun fluido que sea miscible con el
aceite presente en el yacimiento, y al mezclarse con el aceite, este ya pueda tener una
mejor movilizacién en el yacimiento y por ende se obtenga una mejor recuperacion de
aceite. Existen dos tipos de miscibilidad obtenida con la inyeccion de estos fluidos, la
primera es la miscibilidad al primer contacto, donde el fluido inyectado se mezcla en su

totalidad al momento en el que tiene contacto con el aceite en el yacimiento. Mientras que



la miscibilidad de multiple contacto se da cuando no hay una miscibilidad a primer
contacto y esta se alcanza cuando hay un cambio en la composicién del fluido inyectado o

del aceite en el yacimiento, después de haber echo contacto.

En estos procesos se forma una pequefia zona de transicion, que es dénde se mezclan
los fluidos, entre el banco de aceite y el fluido inyectado, al continuar con la inyeccién del
fluido miscible, la zona de mezcla y el perfil solvente se propagan en el yacimiento. Al
generar la miscibilidad, la tension interfacial se vuelve cero por lo que el nimero capilar

tiende a infinito, asi como la razon de movilidad tiende a ser menor a uno.

Su principio de accibn es por medio de disolucién, vaporizacién, solubilizacién,
condensaciéon o cualquier cambio de fase que involucre al hidrocarburo (Cruces, 2015).
Algunos de los fluidos miscibles ocupados para la inyeccion son gas licuado de petréleo,
gas natural licuado, diéxido de carbono, aire, nitrégeno, el gas de combustion e

hidrocarburos refinados.

La mayoria de los mecanismos de inyeccién es con una inyeccién continua del fluido
miscible, sin embargo, hay un mecanismo de inyeccidon que es por medio de baches de
solvente, el cual puede ser propano o pentano, este bache es empujado por medio de
metano, nitrdgeno o agua. Algunas problematicas de este método son la segregacion
gravitacional o canalizacién, lo cual disminuye el potencial de la inyeccién de fluidos

miscibles como método de recuperacion mejorada.

Los principales métodos de inyeccion de un fluido miscible son la inyeccion de CO.,
nitrégeno, gas enriquecido y gas vaporizado. A continuacion, se comenta brevemente la

aplicacion de algunos métodos mencionados.

Inyeccién CO, o N, miscibles: La inyeccion de CO, es un método favorable para la

recuperacion debido a que tiene una presion minima de miscibilidad baja con una amplia
gama de crudos. El CO, extrae fracciones pesadas (Cs-Cs) del aceite del yacimiento y
genera la miscibilidad después de tener multiple contacto. El proceso es aplicable en

aceites ligeros y medianos mayores a 30 °APIl y a temperaturas bajas (Thomas, 2008).

Cuando la miscibilidad del CO; se alcanza, el aceite comienza a hincharse y disminuye su
viscosidad. Con el fin de alcanzar la miscibilidad muchas veces se debe esperar un
periodo de tiempo para que el CO, pueda mezclarse y asi reducir la viscosidad. Algunas

veces se inyecta agua para empujar el banco de aceite y la zona de mezcla. (Cruces,



2015). Por otro lado, si no se alcanza la miscibilidad, aun asi, el CO; ayuda a reducir la

viscosidad y la tensién interfacial debido a su vaporizacion.

La inyeccion de CO; puede hacerse en formaciones de permeabilidad alta o baja, en

areniscas o carbonatos.

La inyeccion de N es similar a la inyeccién de CO; solo que en este caso el nitrdgeno
tiene una alta presion minima de miscibilidad, el método es aplicable para aceites por

arriba de los 30 °APIl y con temperaturas medias.

Un proceso variable de la inyeccion de CO- es el WAG, ddénde se alterna la inyeccién de
gases miscibles con inyeccién de agua. Las variables en la inyeccién de gases miscibles
llevan a modificar infraestructura y a analizar las condiciones econdmicas que implica

para determinar si hay viabilidad en el proyecto.

Gas enriguecido: En este método se inyecta gas natural. nitrdgeno o gas combustible

enriquecido con fracciones ligeras desde C; a Cs, cuando se alcanza presiones de entre
1160 y 1740 psi (8000-12000 kPa), estas fracciones comienzan a condensarse en el
aceite y se desarrolla entonces una zona de transicion. Esté método tiene miscibilidad de
mdltiple contacto, esto indica que después de una interaccion multiple entre el gas y el
aceite ya se logra la miscibilidad, una vez alcanzada, el aceite comienza a disminuir su
viscosidad y por ende mejora la movilidad de este en el yacimiento hacia los pozos
productores. Igualmente, para lograr la miscibilidad correcta, la implementacién de este

método debe ser a profundidades mayores de 6000 pies (1830 metros).

Este proceso tiene 4 limitaciones principales de acuerdo con Cruces (2015), estas son
gue es un proceso de baja eficiencia, si los intervalos son gruesos ocurre segregacion

gravitacional, de haber fracturas los baches desapareceran y el costo del gas es alto.

Otro proceso similar es la inyeccidn de gas de vaporizacion, en el cual se inyecta
igualmente gas natural o de combustién a presiones entre los 1450 y los 2170 psi (10000
— 15000 kPa), con el fin de que los componentes ligeros en el aceite se vaporicen y
comiencen a tener contacto con el gas, y posteriormente, al tener multiples contactos, ya
se alcance la miscibilidad. Una condicion imprescindible para la aplicacion de este método
es que el aceite contenga suficiente contenido de fracciones de C, a Cs, asimismo se

necesita que la presion de inyeccion sea menor que la presion de saturacion.



En general los métodos miscibles tienen altos factores de recuperacién, sin embargo,
tienen limitaciones que afectan el desempefo del proyecto, las limitaciones son (Cruces,
2015):

e Segregacion gravitacional

e Puede generar digitacion

e Falta de control de inyeccion

e Grandes fracturas y/o vugulos

e Presencia de un acuifero grande

e Alta variacién de la permeabilidad

e Alta inversion inicial

e Permeabilidad vertical alta

e Se deben aislar las capas con empacadores para que cada capa reciba suficiente

solvente

Los métodos quimicos son muy Utiles y se han probado con gran éxito en laboratorio, no
obstante, al llevar estos métodos a campo, se presentan problematicas por los costos de
los quimicos, la segregacion gravitacional y por la pérdida excesiva de estos a causa de la

adsorcion y por la reaccién con las arcillas y la salmuera.

Los métodos de recuperacibn mejorada mencionados anteriormente son los mas
populares y usados en la industria, algunos mas efectivos que otros, sin embargo, tienen
limitaciones que generan que su uso se analice a fondo, tomando todas las
consideraciones necesarias y haciendo un analisis econémico profundo antes de su
implementacion, ademas de que se restringen a implementarlos en la tercera etapa de

produccion.

Es por ello que, con el avance en la tecnologia es necesario investigar que otros métodos
EOR pueden ser aplicados para recuperar la mayor cantidad de aceite posible, que aun

con los métodos tradicionales, todavia queda atrapado en los poros.

Para mejorar la eficiencia de barrido y evitar las problematicas se necesita tener mas
control sobre los métodos de recuperacién mejorada implementados. Con el fin de
alcanzar un mejor control, la nanotecnologia es una opcién llamativa, principalmente, por

el tamafio de las particulas y por las funciones que se han descubierto en afios recientes.



3 Nanoparticulas como método de EOR

Las nanopatrticulas (NPs) han sido un descubrimiento de gran importancia en la industria
petrolera, un aspecto importante es que las NPs pueden ser utilizadas como método de
recuperacion mejorada (EOR), el uso de los nanofluidos o fluidos inteligentes ha
demostrado eficiencias muy altas para la recuperacion de aceite, debido a que las NPs
tienden a modificar la mojabilidad de la roca. La inyeccion de nanofluidos en yacimientos
puede ayudar a recuperar el aceite hasta un 50% mas que con recuperacion primaria,

secundaria y que algunos métodos quimicos de recuperacion mejorada.

Las NPs tienen un tamafio menor a 100 nm, estdn compuesta por un ndcleo y una
especie de proteccién o caparazén, es importante conocer las caracteristicas quimicas de
este caparazon para poder conocer la solubilidad de las NPs. De acuerdo con lo anterior,
puede haber NPs hidrofilicas que se suspenden en agua (un solvente polar) y las

lipofilicas que se suspenden en solventes no polares (Hendraningrat, 2015).

Ahora bien, a una mezcla de un fluido dispersante con NPs, se le llama nanofluido. Las
NPs se dispersan y suspenden en el liquido, este puede ser salmuera, diesel, etanol o
agua destilada. De acuerdo con distintos estudios realizados, se ha visto que el uso de
salmuera como fluido desplazante genera muy buenos resultados, sobre todo con NPs de
oxido de silice (Sepehri et al. 2019; Hendraningrat, 2015; Roustaei & Bagherzadeh, 2015;
Amedi y Ahmadi 2016; Al-Anssari et al. 2016; Al-Anssari et al. 2018). Por otro lado, para
NPs de 6xidos metdlicos, el diesel apunta como un buen fluido desplazante, obteniendo

recuperaciones altas.

Se ha mostrado que las NPs tienen distintos usos en la industria petrolera, uno de ellos es
la recuperacion mejorada de hidrocarburos, ademas de su uso para exploracién geofisica
y como fluido de perforacién cuando hay problemas con arenas. Ademas, de acuerdo con
Hendraningrat 2015, el uso de NPs se puede ver en las areas de exploracion, produccion,
perforacion, yacimientos, en el downstream y también con las instalaciones son utiles. En
la tabla 3.1. se muestra la funcién que las NPs tienen en las distintas areas de la industria
petrolera. En el presente trabajo se hara énfasis en las NPs como método de

recuperacion mejorada.
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Tabla 3.1: Funcion de las NPs en la industria petrolera

AREA FUNCION
EXPLORACION Mejora el éxito de la exploracion
PERFORACION Mejoran la perforacion al darle mas fuerza y durabilidad a los materiales

Ayuda a controlar la corrosion en tuberias e instalaciones superficiales y

INSTALACIONES -
subsuperficiales

DOWSTREAM Tecnologia en la refinacién y en procesos petroquimicos
PRODUCCION Garantizar y controlar produccion, con seguimiento y estrategias
YACIMIENTO Procesos EOR

Las NPs ademas de probar que tienen grandes condiciones para ser ocupadas como
método EOR, no son téxicas ni dafiinas para los yacimientos, ademas de estar
compuestas por materiales que existen en abundancia en la corteza terrestre, como lo es
el silice; lo que las vuelve un método de recuperacion mejorada muy atractivo para su

futuro uso.

3.1 Tipos de nanoparticulas

Las NPs pueden estar compuestas por diversos componentes los cudles tienen
caracteristicas que nos ayudan a distinguir los diferentes tipos que puede haber. Las NPs
que se han usado mas en estudios como agente para mejorar la recuperacion de aceite
en nucleos, son las de diéxido de silicio (SiO2), sin embargo, hay mas tipos que han dado
buenos resultados. Se dividen en grandes grupos, como las NPs de 6xidos metalicos,
NPs magnéticas, NPs organicas y NPs inorganicas. En la siguiente tabla se muestran

ejemplos de los distintos tipos de NPs.

Tabla 3.2: Clasificacién de NPs ocupadas como método EOR

Nanoparticulas Nanoparticulas Nanoparticulas de 6xidos
inorgénicas orgénicas metalicos
SiO2 Carbon Oxido de aluminio (Al203)
SiO2 hidrof6bica Nanotubos de Oxido de cobre (CuO)
Silice recubierta de alimina carbono Oxido de hierro
Poli silicio (Fe203/Fes04)
Poli silicio hidrofobicas y Oxido de Niquel (Ni2O3)
lipofilicas Oxido de Magnesio (MgO)
Oxido de Zinc (ZnO)

Nanoparticulas de Oxidos metélicos

Las propiedades principales de este tipo de elementos son la alta densidad, alto punto de

fusion, y baja electronegatividad. Estas propiedades generan que estos elementos sean
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reactivos e inestables, ademas estas moléculas de O6xidos metalicos se consideran

siempre como polares o hidrofilicas.

Oxido de aluminio (Al,Os). Diferentes investigadores han hecho estudios sobre el efecto

de estas NPs en la recuperacibn mejorada, se observé que los mecanismos de
recuperacion con estas NPs son la reduccion de la viscosidad, la reduccion en la tension
interfacial y la alteracion de la mojabilidad. Su uso es recomendable para aceites pesados

y para yacimientos de areniscas.

Oxido de cobre (CuO). Como mecanismo de recuperacion, este tipo de NPs mostré una

buena reduccién en la viscosidad en un estudio realizado por Shah, déonde también se

indicé que son mas eficientes cuando se usan en la recuperacion de aceites pesados.

Oxido de hierro (Fe,0s/Fes04). Dan mejor respuesta en la recuperacion para yacimientos

de arenas, ademas se puede ocupar diesel o salmuera como agentes dispersantes y se

obtendran buenos resultados.

Oxido de niquel (NiOs). En experimentos en nuicleos han probado aumentar el factor de

recuperacion al ser inyectadas después de una inyeccidon de agua, ya que estas NPs
aumentan la viscosidad de la salmuera y ayudan a reducir la viscosidad del aceite

presente.

Las NPs de Oxido de magnesio (MgO) no son tan recomendables como método EOR
para yacimientos de arenas. (Negin et al. 2016). Las NPs de 6xido de zinc (ZnO), al igual
que las de magnesio, no han probado efectividad al usarlas para la recuperacion
mejorada de aceite, esto porque generan una mayor obstruccion en las gargantas de poro

en las cercanias de la inyeccion.

NPs de Oxido de circonio (ZrO,) y 6xido de estafio (SnO2) no han tenido buenos

resultados en nucleos de areniscas, el fluido desplazante no debe ser salmuera ni etanol.

Las NPs de 6xidos metalicos en general han sido probadas en estudios solamente en
nucleos, no se ha investigado ni caracterizado a escala de yacimiento por los fluidos
desplazantes que requieren, ya que, para cierto tipo, como es el caso de las de SnO; y

ZrO, el uso de salmuera genera una disminucion en el factor de recuperacion.

En resumen, las NPs de 6xidos metélicos se han investigado en estudios con nucleos de
areniscas dando como resultado que tienen como mecanismo principal la reduccion en la

viscosidad, por lo que estas son mas recomendables cuando se tienen aceites pesados.
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Ademas, se tienen que ser cuidadoso con el fluido desplazante ya que estudios realizados
por Ogolo et al. 2012, indicaron que las NPs de 6xidos metélicos, como las de SnO,, ZrO;
y ZnO2 no generan aumento en el factor de recuperacion al usar salmuera, generando

que se use diesel o agua destilada, aumentando el costo del uso del método.
Nanoparticulas magnéticas

Estas NPs se han estudiado en conjunto con la adicion de surfactante al nanofluido, esto
ha generado muy buenos resultados en relacion con la disminucién en la tension
interfacial, probando que tienen potencial para ser ocupadas cOomo método de

recuperacion mejorada, no obstante, todavia necesitan de mayores estudios.
Nanoparticulas organicas

Estas NPs son referentes a que incluyen carb6n en su composicion, pueden ser NPs de

carbono y nanotubos de carbon (CNT).

A raiz de experimentacién de NPs compuestas con carbono, se ha mostrado que estas
son de gran ayuda para recuperar el aceite remanente en carbonatos, ademas se ha
indagado ligeramente su uso en pruebas a condiciones de presion y temperatura altas,
dando como resultado un efecto en la reduccién de la viscosidad como mecanismo
principal en el caso del uso de nanotubos de carbono. (Chandran, 2013, como se cit6 en
Negin, 2016).

Nanoparticulas inorganicas

Estas NPs abarcan las que no tienen componentes de carbdn en su estructura molecular,
adicionalmente este grupo de divide en aquellas que contienen silice y las que no. Las
NPs con contenido de silice son las NPs mas interesantes de acuerdo con sus funciones

para la recuperacion mejorada.

Di6xido de silicio (SiO»).

Las NPs de SiO, se pueden obtener de forma natural o pueden ser creadas
sintéticamente. Este tipo de NPs son las que més se han implementado teniendo
resultados exitosos en nucleos, sus mecanismos principales son el cambio de mojabilidad
y la reduccion en la tension interfacial. De acuerdo con experimentos de Ogolo et al.
(2012), se mostrd que el etanol como agente dispersante junto con estas NPs ayudan a

reducir la tensioén interfacial y a generar que la roca tenga mojabilidad mixta.
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De acuerdo con Sun et al. (2017), en estudios realizados por Li y Parvazdavani las NPs
de SiO; tuvieron un mayor potencial reduciendo la tension interfacial que alterando la
mojabilidad. Adicionalmente, en estudios de Wang et al., las NPs de SiO; probaron ser
independientes de la temperatura, ya que se observd que a un rango amplio de
temperaturas estas tuvieron practicamente el mismo comportamiento. Ademas de ser
flexibles en cuanto a la temperatura, este tipo de NPs permiten que las propiedades
térmicas, reoldgicas y el estado de esfuerzos se adapten durante su produccién, debido a

gue estas propiedades dependen en gran medida del tamafio y de la forma de las NPs.

De acuerdo con Miranda et al. (2012), las ventajas del uso de las NPs de 6xido de silice
son la estabilidad de la suspension de las NPs, dado que las fuerzas superficiales
generan un contrabalanceo con la fuerza de gravedad, igualmente sefalaron que las
propiedades fisicoquimicas pueden ser influenciadas con facilidad. Por otra parte, una
desventaja es la agregacion de las NPs, la cual llega a generar taponamiento de las
gargantas de poro. Un factor que vieron estos autores que fue fundamental es la
concentracion de sal, ya que a medida que se aumentd, la recuperacion de aceite también

aumento.

En comparacion con cualquier otro quimico, las NPs de SiO, son més recomendables y
seguras de usar en yacimiento debido a que estas son inocuas, no son toxicas y gracias a
que el silice es el principal componente de las arenas y un material muy abundante en la

corteza terrestre.

En cuestion de emulsiones este tipo de NPs pueden formar mejores y mas estables
emulsiones en comparacion con las NPs de 6xidos metdlicos, dada su condicidn, estas
generan emulsiones de agua en aceite al contrario a las de SiO; hidrofilicas. (Negin et al
2016).

En adicién, Hendraningrat, (2015), mostré que para mantener estable el nanofluido con
base de NPs de SiO,, a este se le puede afiadir un polimero de polivinilpirrolidona (PVP),
con ello se espera evitar agregacion temprana de las NPs en el nanofluido. Afadiendo el
PVP obtuvo resultados muy parecidos en cuanto a recuperacion de aceite, encontré que
el uso del estabilizador ayuda a aumentar la viscosidad y por ende mejora la relacion de
movilidad, siendo este un mejor mecanismo para la recuperacion que el cambio de
mojabilidad, adicionalmente el estabilizador ayud6 a la reduccién del pH y con ello

también a la reduccion de la tensién interfacial. Por ultimo, comentdé que el uso de
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estabilizador es de gran ayuda cuando se pretenda usar una concentracion de estas NPs

por arriba de 1 %p/p.

NPs de silice recubierta de alimina. Estas NPs tienen una superficie mayor a las de SiO;

solas, ademas al estar recubiertas de alimina las propiedades originales del SiO; se

alteran, volviendo a la nanoparticula hidrofébica.

Las NPs de dioxido de silicio hidrofébicas se crean mediante reacciones quimicas ya que
en estado natural o sintetizadas las NPs de SiO; son hidrofilicas. Estas han probado ser
mas efectivas bajo el uso de etanol como agente dispersante, ademas en estudios el

factor de recuperacion obtenido es mayor que al usar NPs de 6xidos metélicos.

NPs esféricas de_silice pirogénicas. Usadas en su mayoria como estabilizador de

emulsiones aceite/agua, dependiendo del porcentaje de estas, evitan el taponamiento de

las gargantas de poro dado su tamafo.

NPs de poli-silice, NPs de poli-silice hidrofébicas vy lipofilicas (HLP), NPs de poli-silice

hidrofilicas v lipofébicas (LHP).

El SiO, es el principal componente, se tienen tres tipos de poli-silice, las que tienen
mojabilidad natural (NWP), las hidrofébicas y lipofilicas (HLP) y las hidrofilicas y
lipofébicas (LHP). Los principales mecanismos observados con el uso de estas son la
reduccion en la tension interfacial y la alteracion de la mojabilidad, para el caso de las
NWP es mas acentuada la alteracion en la mojabilidad, en estos casos es mejor la
recuperacion de aceite cuando las NPs son inyectadas al inicio y no después del flujo de

agua.

Adicionalmente de acuerdo con Ju & Fan estas NPs ayudaron a mejorar la inyeccion en
formaciones de baja permeabilidad, asi mismo la permeabilidad efectiva del agua se vio
mejorada con el uso de NPs HLP, dichas NPs son Uutiles para lograr mojabilidad
intermedia en medios mojados por agua. Por otra parte, las hidrofilicas (LHP) no se
recomienda en rocas mojadas por agua ya que alteraran el sistema a uno mojado
fuertemente por agua, dando como resultado menores factores de recuperacion. Para las
NPs de poli-silice se ha encontrado que la concentracion 6ptima varia entre 3 y 4 g/L
(3000 y 4000 ppm). EIl fluido dispersante mas apropiado, dadas las caracteristicas

(hidrofilica e hidrofobica) de las NPs, es el etanol.
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NPs con nucleo de silice con cubierta de polimero: recomendables para condiciones de

temperatura y salinidad elevadas dada su tolerancia a la sal, los principales mecanismos

para la recuperacion de aceite son la reduccion en tension interfacial y en viscosidad.

De acuerdo con Negin et al., hay NPs de SiO; que pueden ser modificadas con el uso de
grupos funcionales de silanos con el fin de sintetizar el diéxido de silicio para distintos
fines, al hacer esto se mostr6 que en distintos experimentos citados por el autor se dio
una mejor recuperacion en comparacion con la obtenida con NPs de 6xidos metélicos, en

especial con uso de etanol como dispersante.

Conocer las cualidades de las distintas NPs conocidas hasta ahora, es de gran utilidad
para analizar qué tipo es mejor para el yacimiento al que se le aplicara este método de
recuperacion. Cabe aclarar que actualmente no hay ningun simulador en el que se
puedan reproducir todas las caracteristicas de las NPs, sin embargo, en los trabajos de
Moedano (2022) y Moedano et al. (2002) se logré reproducir el uso de NPs de SiO; en un
ndcleo usando el simulador comercial STARS de CMG, logrando reflejar los mecanismos

de alteracion de mojabilidad y reduccion en la tension interfacial.

En la tabla 3.3 se muestran las NPs mas probadas y el mecanismo de recuperacion
principal que cada una genera, dentro de los mecanismos principales son la reduccion en

la tension interfacial, la alteracion o cambio de mojabilidad y la reduccion de la viscosidad.

Tabla 3.3: Clasificaciéon de NPs dado el mecanismo de recuperacion (Negin et al 2016).

Mecanismo Principal Nanoparticulas
Reduccion en tension interfacial SiO2, Poli-silice (HLP)
Alteracién de la mojabilidad (de aceite a agua) SiO2, Poli-silice (LHP)

Alteracion de la mojabilidad (de fuertemente agua a o ] ) o
] ) Poli-silice (HLP), SiO2 recubierta de alimina
intermedia)

Reduccién en la viscosidad Al203, CuO, Fe203/Fes304, MgO

3.2 Funciones de las nanoparticulas y mecanismos de recuperaciéon

El uso de NPs como método de recuperacion mejorada ha probado ser muy exitoso en
experimentos en ndcleos en laboratorio, en gran medida, el éxito obtenido se debe a la
alteracion en la mojabilidad de la roca y la reduccién en la tension interfacial, no obstante,
algunos otros métodos de recuperacion observados son la presion de disociacion

estructural y la disminucion en viscosidad del aceite o disminucién de la razén de
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movilidad. Ademas, de acuerdo con Sun et al. (2017), también se afiaden el taponamiento

de las gargantas de poro y la prevencion de la precipitacion de asfaltenos.

En adicion, la estabilidad de las emulsiones es una muy importante funcién de las NPs y
es de suma importancia para la extraccion de aceite, las NPs han probado ser agentes
estabilizadores en emulsiones, ademds, las emulsiones se pueden manipular
dependiendo de la morfologia y la modificacion superficial de las particulas. La estabilidad
de las emulsiones con NPs vuelven muy atractivo su uso, incluso en condiciones de
presion, temperatura y salinidad altas. Lo anterior indica que el uso de estas no tiene

limitaciones tan marcadas como otros métodos de recuperacion mejorada.

Disminucién en la relacién de movilidad del fluido inyectado (control y reduccién de

viscosidades)

La razon de movilidad es la relacién entre el fluido desplazante (nanofluido) y el fluido
desplazado, mejorar la razén de movilidad es un mecanismo importante para lograr
aumentar la eficiencia de barrido. Con el uso de las NPs esto se logra, ya que estas
incrementan la viscosidad del nanofluido y reducen la del fluido desplazado, que sera la
del aceite. De acuerdo con la ecuacion 3.1, dénde ki y ko son las permeabilidades
relativas del nanofluido y del aceite respectivamente y i y Lo Se refieren a la viscosidad
del fluido inyectado y del aceite respectivamente, al generar los fenébmenos mencionados

anteriormente la raz6n de movilidad disminuye.

kri.uo

M =
kro:“i

(3.1)

El valor de viscosidad del nanofluido depende de la temperatura, de la concentracion de
NPs, de la velocidad de corte, de la salinidad de la salmuera del fluido desplazante y del
tipo de NPs que se usen. Un ejemplo es que las NPs de SiO, generan una mayor

viscosidad que las de Al;Os.
Presion de disociacion estructural

Durante el flujo del nanofluido en nucleos se ha observado que las NPs forman una
especie de pelicula en forma de cufia entre la superficie de la roca y la interfase
nanofluido-aceite. Esta pelicula ayuda a remover el aceite residual que queda en la

superficie de la roca. La pelicula en forma de cufia se presenta por la presion de
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disociacion estructural que se genera en la zona, la magnitud de la presién que se genera
depende de la temperatura, del fluido desplazante, de las propias propiedades de la roca
y del espesor de dicha pelicula, que a su vez depende de la cantidad de NPs y de su

tamano.

De acuerdo con Sun et al. (2017) la presion de disociacion se genera a raiz de la presion
de inyeccion, el nanofluido ejerce una presion tal que obliga a las NPs a irse a la region
confinada hacia adelante, generando que se vayan acomodando en capas formando la

cufa, este efecto se muestra en la Figura 3.2 (a).
Taponamiento de las gargantas de poro

La adsorcién de NPs es de gran ayuda para lograr el cambio de mojabilidad en la roca,
sin embargo, el tener NPs que se adsorben en la formacion puede llegar a generar
problemas de taponamiento en las gargantas de poro. Una razén del taponamiento es
cuando las NPs empleadas en la inyeccion tienen un tamafio mayor a las gargantas de
poro, este mecanismo es llamado atrapamiento mecanico, dicho atrapamiento solo se
daréd en el caso de usar NPs de 6xidos metalicos que tienden a ser de un tamafio cercano

al de las gargantas.

Por otra parte, la heterogeneidad del medio es un factor que tomar en cuenta para el
comportamiento del nanoflujo, las NPs pueden generar taponamiento en las gargantas de
los poros cuando se da la transicion del flujo de poro a garganta, debido a la reduccion de
area por donde pueda fluir el nanofluido, aumentando la velocidad de éste. Cuando se
genera este fendbmeno las moléculas de H;O fluirdn mas rapido que las NPs generando
acumulacién de NPs en la entrada de las gargantas de poro (Sun et al. 2017). Este

comportamiento se muestra en la Figura 3.1 (b).

Atrapamiento mecanico

CF Garganta Poro

NP

| r— >

Direccion del flujo Direccion del flujo

(a) (b)
Figura 3.1 Taponamiento de gargantas de poro (Modificada de Sun et at. 2017)

18



Adicionalmente el taponamiento puede ser reversible dependiendo si hay una desorcion

de NPs o gracias a que la presion cae una vez que el aceite se produce.

Dependiendo de la heterogeneidad del medio, el taponamiento de gargantas de poro sera
conveniente para obtener una mayor recuperacion de aceite, debido a que el
taponamiento en una garganta pequefia genera que en la adyacente se acumule la
presion ayudando a liberar el aceite en esa garganta, dicho comportamiento se aprecia

mejor en la Figura 3.2 (b).
Prevencion de la precipitacién de asfaltenos

La precipitacion de asfaltenos siempre es un factor que se debe de tomar en cuenta al
producir y transportar crudos pesados, los asfaltenos no son deseados debido a que
pueden llegar a taponear tuberias y tienden a aumentar la viscosidad del aceite. Las NPs
ayudan a evitar la precipitacién ya que tienden a recubrir las moléculas de asfaltenos, es
decir que las NPs se van a adsorber en la superficie de las moléculas de asfaltenos, al
hacer esto la floculaciébn de asfaltenos en el medio poroso se reduce. Este
comportamiento se aprecia en la Figura 3.2 (c). Adicionalmente, la adsorcion los
asfaltenos en las NPs se dara mucho mejor si el tiempo de contacto entre estos es mayor
(Sun et al 2017).

Reduccién en latension interfacial

La mayoria de los métodos de recuperacion mejorada tienden a reducir la tension
interfacial entre el agua y el aceite, las NPs no son la excepcién, este mecanismo es el
principal generado por muchos tipos de NPs. La forma més comun de reducir la tension
con el uso de las NPs es modificar la superficie, ahora bien, si las NPs son modificadas
con grupos hidrofilicos e hidrofébicos en lados opuestos, creando la particula Janus
(nombrada por Nobel Laureate P. G. de Gennes), entonces la particula tiene el potencial

para reducir la tensién interfacial (Peng et al. 2017).

Adicionalmente, Sun et al. (2017) mostraron que, en distintos experimentos, donde es
comparando el nivel de reduccion en tension interfacial con el uso de distintos tipos de
NPs, las que tienen mayor efecto son las de SiO.. Los autores indicaron que la principal
razén de la reduccién es por la alta adsorcién de NPs porque estas modifican la superficie

del agua y el aceite.
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Por otra parte, Li et al. (2013) concluyeron que la razon principal por la cual se da la
reduccién en la tension interfacial es porque se genera una capa de NPs que se posiciona
en la interfase y esta ayuda a que la fuerza de friccion entre las dos fases se reduzca.
Esta capa se genera porgue la parte hidrofilica de las NPs se mantiene en el agua,

mientras que la hidrofébica tiende a adherirse al aceite.

El grado en que se reduce la tension interfacial depende de factores tales como la
concentracion de NPs, de acuerdo con Hendraningrat et al. (2013), cuando hay un cambio

de concentracién de 0.05 a 0.1 %p/p la tension interfacial pasa de 9.3 m/Nm a 5.2 m/Nm.
Alteracion de la mojabilidad de laroca

La alteracion en la mojabilidad de la roca depende primeramente del tipo de NPs
ocupadas, la alteracion se puede dar de mojada por aceite a mojabilidad intermedia o a
mojada al agua, igualmente el cambio se puede dar de mojabilidad al agua a mojabilidad
intermedia. Esta alteracion se da principalmente por el efecto de la adsorcion de NPs en

las paredes de los poros.

La mojabilidad afecta directamente a la presién capilar, la saturacion de fluidos y a la
permeabilidad relativa. Es por ello que, la alteracion de esta propiedad es un mecanismo
de gran importancia en el uso de NPs. Cuando se presenta un cambio en la mojabilidad
de la roca, la movilidad del fluido originalmente mojante se vuelve mejor, asi mismo la

fuerza capilar disminuye.

La medicion de la alteracion de mojabilidad en distintas pruebas con NPs en nulcleos se
ha hecho por medio de la mediciéon del angulo de contacto de la gota de aceite con la
superficie de la roca. Para tener la certeza de la mojabilidad de la roca, hay rangos de
valores de angulos ya establecidos, una manera simple es que si el angulo es mucho
menor a 90° la roca es mojada por agua, si el angulo es de alrededor de 90° se trata de
mojabilidad mixta o intermedia y finalmente si el &ngulo es mucho mayor a 90° se tendra

una mojabilidad al aceite.

Otra categorizacion de la mojabilidad por el angulo de contacto més detallada es que para
la roca mojada por agua el angulo debe ser de 0° a 75°, la mojabilidad intermedia va de
75° a 105° y para una mojabilidad al aceite el &ngulo va de 105° a 180°; si el angulo es de
cero se dice que la roca es completamente mojada por el fluido mas denso. (Li et al.
2013)
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Adicionalmente la mojabilidad se puede medir con una celda de Amott y por medio del
analisis de curvas de permeabilidad relativa con ayuda de pruebas de desplazamiento en
ndcleos como estudio complementario. Este Ultimo método es un gran indicador del
cambio, en este se observa el comportamiento de permeabilidades relativas y de
saturacion de agua, esencialmente se analiza el cambio en saturacion residual de agua,
en la permeabilidad relativa del aceite y en el punto donde se cruzan las curvas, que es

en donde los fluidos se mueven a la misma velocidad.

De acuerdo con Sun et al. (2017), el analisis del cambio en estos puntos se basa en las
reglas de Craig, la cuales indican que, si la saturacion de agua residual aumenta, la
permeabilidad relativa del aceite y el punto donde se cruzan las curvas se mueven a la
derecha después de la inyeccion de nanofluidos, si se estara generando el cambio de

mojado por aceite a mojado por agua.

En los ultimos afios se han llevado a cabo distintos experimentos para analizar si las NPs,
en especial las de SiO», logran hacer un cambio de mojabilidad en distintos tipos de roca,
de acuerdo con Sun et al. (2017) estudios de Al Anssari et al. (2015), Roustaei y
Bagherzadeh, (2015), mostraron un buen cambio de mojabilidad a mas mojada por agua
en carbonatos. Por otro lado, mencionaron que Hendraningrat et al. (2014), en distintos
experimentos indicaron que la alteracion de la mojabilidad depende de la mojabilidad
inicial del medio poroso, la composicién i6nica, la salinidad del agua y el tiempo de
interaccion entre las NPs y el sistema roca fluido. Adicionalmente, el grado de la
alteracion depende directamente de la concentracion, a mayor concentracion de NPs

mayor cambio en mojabilidad.

Como complemento en la Figura 3.2 se muestra como se dan algunos de los mecanismos
presentados después de la inyeccion de nanofluido. Se aprecia esquematicamente cdmo
funciona cada método para poder recuperar el aceite remanente que quedaba en lugares

con dificil accesibilidad.
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(a) Presion de disociacion estructural (d) Prevencion de la precipitacion de asfaltenos

Pélicula en forma de cuiia o
Floculacion de

* * asfaltenos en
“ presencia de NPs

%, Gotadeaceite

e Presién de

disociacion
-

Superficiedelaroca

Floculacion de
asfaltenos sin NPs

Pelicula [ Got:
de agua

Pelicula
] de aceite,

(b) Taponamiento de garganta de poro (c) Alteracion de mojabilidad
Figura 3.2: Métodos de recuperacion generados por las NPs. (Moedano et al. 2022)

En general el desempefio del nanofluido en nucleos depende de factores tales como la
morfologia de las NPs, la estructura del material, salinidad de la formacién, temperatura,
pH, la modificacién superficial del nanomaterial, propiedades intrinsecas del material, las
caracteristicas del medio poroso, salinidad del fluido dispersante, tamafio y concentracion
de las NPs y la mojabilidad inicial de la roca. Al ser llevado a escala de yacimiento se
agregan mas parametros que afectaran el desempefio del método, como lo son el tiempo
de inyeccion, la reversibilidad de la adsorcién, la heterogeneidad del yacimiento, los

intervalos disparados, el arreglo de pozos y el tipo de aceite presente, entre otros.

Es importante tener en cuenta todas las afectaciones posibles y las funciones que tienen
las NPs como método de recuperacion mejorada para evitar los mayores dafios posibles.
A la fecha es poca la informacién de su uso en yacimientos por lo que es fundamental
analizar distintos experimentos llevados a cabo en nlcleos y llevar esa informacién en la

simulacion de la inyeccién de NPs en yacimientos.

4 Yacimientos carbonatados y sus problematicas

Los yacimientos carbonatados guardan una cantidad alta de reservas de hidrocarburos
alrededor del mundo, més del 60% de las reservas de aceite y mas del 40% de reservas
de gas. La recuperacion de hidrocarburos en este tipo de yacimientos es un desafio
debido a las condiciones complejas que presentan, principalmente debido a la
heterogeneidad presente, resultante de los cambios fisicoquimicos que sufren las rocas

después de su sedimentacion o depositacion.

22



En este tipo de yacimientos se aprecian distintos tipos de porosidad formados por
diferentes procesos, se encuentra la porosidad por depositacion, porosidad generada por
fracturas y vlgulos y porosidad generada por procesos de diagénesis, tales como
recristalizacion, cementacion, compactacion y disolucion. Dichos procesos son los
responsables de la heterogeneidad en la porosidad en este tipo de yacimientos.
Adicionalmente las fracturas y otras heterogeneidades, como los vugulos, también afectan
directamente a la permeabilidad, por el contraste que hay entre la de la matriz y las de las

fracturas y los vigulos, como lo demostraron Camacho-V., R. et al. (2005).

Toda la complejidad de aspectos geoldgicos que presentan los yacimientos carbonatados
genera que el flujo de los fluidos presentes en la roca y que el acceso a ellos se vuelva
complicado, ademas, si se le afiade que estos yacimientos presentan mojabilidad
principalmente al aceite, la recuperacion de este se vuelve muy baja. El uso de inyeccion
de agua como método de recuperacién secundaria no alcanza a recuperar buenas
cantidades de aceite, después de las etapas de recuperacion primaria y secundaria en
este tipo de yacimientos, solo se logra alcanzar factores de recuperacion del 10 al 30 %
por lo que es necesario implementar otros métodos para lograr mejores factores de

recuperacion.

Una solucion para incrementar la produccion en yacimientos carbonatados es aplicar un
método de recuperacion que pueda llegar a mayores zonas en la roca y que pueda entrar
en la red de microporos que presentan estos yacimientos, las NPs son una opcion

llamativa por el tamafio y por los mecanismos de recuperacion que han probado tener.

Las NPs han probado tener un efecto significativo en la recuperacién de aceite en
estudios experimentales en nlcleos de carbonatos. Una ventaja del uso de NPs en
yacimientos de este tipo es que, gracias a su tamafio y morfologia, permiten que las
propiedades térmicas, reoldgicas y el estado de esfuerzos se adapten durante su

produccion.

Los mecanismos que mas ayudan a la recuperacion de aceite usando NPs de SiO; son la
alteracion de la mojabilidad y la reduccién en la tensién interfacial, de los estudios
realizados en carbonatos se han obtenido recuperaciones desde 9% hasta 20%. De
acuerdo con estudios en nucleos carbonatados realizados por Sepehri et al. (2019); Al
Anssari et al. (2015); Roustaei y Bagherzadeh, (2015); se demostr6 el uso efectivo de

NPs de SiO, para lograr alterar la mojabilidad, de mojada por aceite a mojada por el agua
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0 mojabilidad mixta. En la tabla 4.1 se muestra el porcentaje de aceite recuperado por
este método en dichos estudios, ademas de la concentracion de NPs ocupada y los

cambios de mojabilidad obtenidos.

Tabla 4.1: Resultados obtenidos por investigadores en experimentos relacionados con el cambio
de mojabilidad en carbonatos (Modificado de Moedano, 2022)

Safarl y .| Nazari M. et Roustaei & | Safari et Amedly Al-Anssari et | Al-Anssari et | Sepehri et al.
Autor Jamialahmadi al. (2015) Bagherzadeh al. Ahmadi al. (2016) al. (2018) (2019)
(2013) ' . (2015) (2015) (2016) ' '
Mojabilidad antes de Mojado por Mo;iti(iiepor Mojada por MOJ::jO Mojada por | Mojada por | Mojada por Mo;igzepor
NPs (6 inicial) aceite (124°) (122°) aceite (145°) aseite agua aceite (122°) | aceite (151°) (140.34°)
Fuertemente
Mojabilidad d < Mojabilidad Mojado |F mojada por F
ojabilidad después Mojado por ojabilida Mojabilidad ojado ue.rtemente agua ue.rtemente Mojado por
de NPs (6 agua (30.2°) neutra al agua (50°) por mojada por mojada por agua (47.53°)
resultante) 9 ’ (<90°) 9 agua agua 1 h (30°) agua (82°) 9 ’
3h (18°)
L 9-12
Recuperacion
Mejorada (%) (EOR) 20 7.7 16174 6.06 9.26 - - 8-10

*Afiejamiento por 24 hrs.

Por ilustrar un ejemplo en el cambio de mojabilidad, en experimentos realizados por
Sepehri et al. (2019) se mostré que después de la inyeccién de un volumen poroso de
nanofluido, con NPs de SiO, y salmuera como fluido dispersante, en un nucleo
carbonatado, si se obtiene el cambio en el angulo de contacto, donde se aprecia que
disminuye de 104.34° a 47.53°. Este comportamiento se aprecia en la Figura 4.1 dénde el
inciso (A) muestra el angulo antes de la inyeccion de NPs (104.34°), en el inciso (B) se
muestra el angulo de contacto después de inyectar 0.5 volumen poroso de NPs (98.60°) y
finalmente en el inciso (C) se muestra el angulo de contacto después de haber inyectado
un volumen poroso de nanofluido (47.53°). Adicionalmente estos autores mostraron el
desplazamiento de las curvas de permeabilidad relativas obtenidas, dénde igualmente se
aprecia el desplazamiento a la derecha de la permeabilidad relativa al aceite y del punto

de cruce.

24




(A) (B) (C)

Figura 4.1: Medicién de angulo de contacto en roca carbonatada durante el proceso de inyeccién
de 1 VP de NPs (Modificada de Sepehri et al,.2019)

Basado en los estudios mencionados queda claro que la alteracibn en mojabilidad se
logra exitosamente en estas rocas con el uso de las NPs, por lo que ya se podria dar el
siguiente paso que seria la simulaciéon de su uso a escala de yacimiento, basandose en
los resultados obtenidos en laboratorio, y analizar el incremento en el factor de

recuperacion.

5 Construccion del modelo estatico del yacimiento del norte de
México
5.1 Seleccionar y modelar un pozo de un yacimiento carbonatado

para la simulacion de inyeccion de NPs bajo un esquema huff &

puff
El modelo de simulacion del yacimiento del norte de México (YNM), fue proporcionado en
un formato exclusivo para el simulador numérico GEM de CMG. Sin embargo, el
modelado y simulacién de las NPs se realiza en el simulador STARS de CMG, ambos
considerando un yacimiento de una sola porosidad, es decir la presencia de fracturas ni
de vigulos se considera. Adicionalmente, avances recientes de CMG implementan a las
NPs como método de EOR en el simulador STARS. Por tal motivo, es necesario realizar

la conversion del modelo de simulacién desde GEM a STARS.

Para la comprensién de cémo se llegé al modelo estatico en el cual se implementé la
prueba huff & puff se muestra a continuacién, en la Figura 5.1, un diagrama de flujo en

donde se indica paso a paso como se lleg6 al modelo resultante.
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Construccion del modelo estatico del yacimiento del norte de México

I

Seleccionar y modelar un pozo de un yacimiento carbonatado para la
simulacion de |nyecc\0n de NPs bajo un esquema huff & puff

[conversién del modelo de simulacién del YNM desde GEM a STARS)|
I

Simulacion del caso base en GEM
Generacion de malla en RESULTS

Generar archivos de areglos en fomrato RESCUE
para las propiedades petrofisicas de la malla

Informacion petrofisica

NO [Habilitar salidas de propiedades de
interés en el modelo de GEM

Informacion petrofisica completa?

S|
Importar propiedades a STARS]

Creacion del modelo de fluidos desde GEM a STARS

Modelo de fluidos de GEM
importar modelo a WinProp

Nuevo modelo de fluidos del YNM en formato S(r/

[Exportara STARS con las condiciones siguientes]

Presion promedio: 14074.82 kPa
Temperatura: 140 °C
P minima: 101 kPa
P maxima: 30000 kPa
T minima: 25 °C

Creacion de los pozos)|

/Datos de las perforaciones de los pozos del modelo de GEM /

Ubicacion (i}, y k). perforaciones y trayectorias de cada pozo en STARS /

Generar archivos de histérico de presin y produccin tipo i desde GEM |
T

L
Importar archivos fhf a STARS a partir del afio 2020|

Fechas bien cotejadas >0 _[R 10s afios enla
Sl
[Control e caiidad del modelo de simulacién en STARS|
;
[ on entre los de la mallade on entre

el modelo de GEM y el resultante en STARS

Identificary agregar parametros faltantes en

Misttos;pasmetros STARS tomados de archivo de texto de GEM

[Incluir compresibilidad en Ia configuracién de STARS]
T

[comparar gréficas de produccién obtenidas por ambos modelos|

Graficas iguales
(% error minimo)

L) ficar

on ingresada

SI
Fin de conversion del modelo

Determinar tiempo de inyeccion para la
prueba huff & puff en el pazo inyector

T méaxima: 140 °C
Modelo de viscosidad: estados correspondientes de
dos parametros (Andrade)

Seleccionar pozo inyector y
determinar arreglo de pozos vecinos

/Distancia entre los pozos productores vecinos y el inyector seleccionado /
1
(Obtener el valor promedio de las propiedades (Sw. So, Sg, Co, Cw, Cg. k, ¢ y o) a lo largo de
las trayectorias entre el pozo inyector y los pozos productores vecinos
T

|Creacx()n de los tipos de roca (curvas de permeabilidad re\anva)‘

Reproducir curvas de permeabilidad relativa con correlacion de Corey,
definiendo los endpoints obtendios del modelo de GEM

krocw, knwiro, Swerit
Swcon, Sow, Soiw, Sw, So

Exponentes: Now, Nw

Calcular tiempo aproximado con ecuacién de John Lee, 1982]

Tiempo de inyeccion aproximado
Rango de tiempo

Calculo de radio de investigacion con los tiempos maximo y minimo de inyeccion definidos

Curvas ajustadas a las

porporcionadas en GEM /Radio minimo y maximo para cada trayectoria /

Fin de calculo de tiempo de inyeccion

Crear 4 tipos de roca en STARS

Ingresar valores de comelacion de Corey para
generar curvas correspondientes a cada tipo de roca

Graficar curva de presion capilar obtenida del modelo
en GEM y hacer regresion exponencial y lineal

Funciones para reproducir curva de presion capilar a cualquier valor de Sw/

[cargar curvas para cada tipo de roca en STARS|

/Curva de presién capilar reproducida a cualquier valor de saturacién /

Figura 5.1: Diagrama de flujo indicando el proceso de la creacién del modelo estético.

5.1.1 Conversion del modelo de simulacion del YNM, desde GEM a STARS

El modelo de simulacién estatico del YNM en STARS, se construy6 a partir del modelo
proporcionado para la presente investigacion. Para ello, se realizé la simulacion del caso
base en GEM y se utiliz6 la herramienta de visualizacion RESULTS de CMG, para
generar la malla y los archivos de arreglos que contienen las propiedades principales del
modelo (porosidad, permeabilidad, saturaciéon de agua, presion, etc.). Estos archivos se
generan en un formato RESCUE, el cual es un estandar utilizado en la industria petrolera.
El formato RESCUE es un archivo binario que contiene informacion de la malla de
simulacién la cual puede ser importada al simulador STARS. Esta informacion se puede

presentar para cada una de las unidades geoldgicas definidas en el modelo, de las cuales
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se pueden seleccionar aquellas de interés para el estudio. En la Figura 5.2, se muestra la
distribucion de porosidad de la malla de simulacién del YNM, generada en el simulador
STARS.

Figura 5.2: Distribucién de la porosidad de la malla de simulacion en STARS del YNM.

Cuando se crea el archivo RESCUE, se importa toda la informacién que esta en el
modelo, pero en algunos casos, como en el de los tipos de rocas del YNM, algunas
variables no estan declaradas como salidas en el modelo, por lo tanto, no se importan en
el archivo RESCUE. En este caso, en el modelo de GEM se debe habilitar como salida la
propiedad de interés, posteriormente, se corre nuevamente el modelo, al menos el primer
paso de tiempo, y de este modo es posible importar la propiedad a STARS. Una vez
importada la informacion petrofisica y la malla al simulador STARS, lo siguiente es
generar el modelo de los fluidos que se encuentran en el yacimiento, es decir generar las

propiedades de los fluidos presentes en el yacimiento.

5.1.1.1 Creacion del modelo de fluidos desde GEM a STARS

A diferencia de GEM, STARS no trabaja con ecuacion de estado, sino con constantes de
equilibrio (valores K) para representar el equilibrio de cada componente en su respectiva
fase. Por lo tanto, tomando como base el modelo de fluidos de GEM, se exportd6 a
WinProp de CMG, para caracterizar fluidos, y se cred el modelo de fluido del YNM en
formato .str requerido por STARS. La condicién de presién a la cual se export6 el aceite
fue el valor de presion promedio del yacimiento (14,074.82 kPa), la cual se obtuvo desde
el preprocesador Builder del modelo de GEM. El valor de temperatura se conservé igual a

la temperatura de yacimiento para el modelo de fluido de GEM, la cual es de 140 °C.
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Debido a que no se consideran cambios térmicos y no habra cambio en la viscosidad del
aceite por efecto de las NPs, el modelo de viscosidad utilizado fue el de estados
correspondientes de dos parametros (Andrade). Los valores K esperados se definieron en
el rango maximo de valores de presién que se espera tener en el yacimiento. La presion
minima se defini6 como la presién de superficie P = 101 kPa, con un valor maximo de
30,000 kPa. De manera similar la temperatura minima fue de 25 °C y la maxima de 140
°C. En la Figura 5.3 se muestran las principales propiedades del aceite importadas al
modelo de STARS.

By Po

a) b)
& . R,

o o

Figura 5.3: Principales propiedades PVT del aceite del YNM a) factor de volumen del aceite, b)

densidad del aceite, c) viscosidad del aceite, d) Relacién de solubilidad.

Hasta este punto ya quedaron definidas la malla de simulacién y sus propiedades, asi
como los fluidos dentro del yacimiento. Las caracteristicas principales del YNM
ingresadas en el modelo se presentan en la tabla 5.1. Una vez definidos estos parametros
se procede a crear las curvas de permeabilidad relativa y posteriormente el arreglo de

pozos y con ello terminar la construccion del modelo del YNM.
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Tabla 5.1: Caracteristicas del modelo del yacimiento del norte de México

Descripcion YNM
Roca productora Caliza
Profundidad [mbNM] 1855
Porosidad [%] 14
Permeabilidad [mD] 4
Espesor neto [m] 40
Saturacién de agua [%] 18
Temperatura [°C] 90
Presion inicial [psi] 3058.0
Presion de saturacion [psi] 2474.86
Presion actual [psi] 2275.73
Tipo de fluido Aceite pesado
°API 10-16
Viscosidad @ cy, [cP] 7.5
FR Actual [%] 16.6

5.1.1.2 Creacion de los tipos de roca (curvas de permeabilidad relativa)

Las curvas de permeabilidad relativa del modelo de GEM, se generaron mediante tablas,
sin embargo, para modelar la inyeccion de NPs en STARS, se requiere trabajar con varias
curvas de permeabilidad relativa para considerar el cambio de mojabilidad. La
interpolacion de las curvas se realiza dependiendo de la condicidon impuesta por efecto de
las NPs, por lo tanto, es mas practico utilizar correlaciones de Corey. Para representar las
curvas de permeabilidad relativa en STARS mediante dichas correlaciones, primero se
definieron los puntos finales de cada curva de GEM y se ajustaron los exponentes de las
correlaciones de permeabilidad relativa al agua y al aceite, de modo que se pudiera
reproducir el comportamiento de cada una de las curvas. Con los pardmetros de Corey
definidos, en el simulador STARS se generaron los tipos de roca por medio de correlacion
(curvas de permeabilidad relativa), indicando que la presion capilar no se considera. En la
Figura 5.4 se muestran en color gris y verde punteado, las curvas de permeabilidad
relativa al agua y al aceite obtenidas mediante la correlacion de Corey, respectivamente.

En color naranja y azul, se muestran las curvas de permeabilidad relativa al agua y al
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aceite del modelo original de GEM, respectivamente. Este procedimiento de calculo se

realizé para los cuatro tipos de roca.

krw_GEM
0.9
krw_STARS_Corey
0.8
Kro_GEM
0.7
— — —kro_STARS_Corey
.06
[s]
[s]
Sos5
~04
0.3
0.2
0.1
0
0 0.2 04 0.6 0.8 1

Sw [fracc]

Figura 5.4: Curva de permeabilidad relativa agua-aceite correspondientes al tipo de roca uno.

Una vez que se generaron los datos de permeabilidad relativa con la correlacién de
Corey, se incluy6 la curva de presion capilar, la cual se construy6é con los valores de
saturacion de agua, generados por el simulador para las permeabilidades relativas. Para
ello, se obtuvo la curva de presién capilar cargada en GEM, se graficé y se realiz6 la
regresion exponencial y lineal, de modo que para cualquier valor de saturacion se pudiera
reproducir la curva de presion capilar. Con las funciones obtenidas, se generaron los
datos de presion capilar para los valores de saturacion de agua resultantes de las
permeabilidades relativas calculadas mediante la correlacion de Corey. En la Figura 5.5
se muestra la curva de presién capilar obtenida mediante regresion para el tipo de roca
uno, utilizando los datos de saturacién de agua de las curvas de permeabilidad relativa. Al
igual que con las curvas de permeabilidad relativa, este procedimiento se repiti6 para

cada uno de los cuatro tipos de roca.
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Figura 5.5: Curva de presion capilar correspondiente al tipo de roca uno.

5.1.1.3 Creacion de los pozos

La informacién de los pozos no se carg6 al modelo de STARS desde el archivo RESCUE,
por lo cual fue necesario generarla tomando como base el modelo de GEM. Inicialmente
se reviso la seccidn de trayectorias de pozos del modelo de GEM y se encontrd que el
modelo no tenia trayectorias de pozos, solo contaba con datos de perforacion. Es decir,
cuando se construy6 el modelo de GEM, el archivo de pozos solo contenia informacion de
la ubicacién de cada perforacién en la direccion i, j y k, con lo cual, se definié la seccion
del pozo perforada en el yacimiento, pero sin incluir su trayectoria desde el fondo hasta la
superficie. Sin embargo, fue posible generar las trayectorias a partir de los datos de
terminacion y se importaron al modelo de STARS. La perforaciéon de los pozos se realizé
de manera manual, es decir, para cada pozo se definieron las celdas donde se tiene
intervalo disparado. En la Figura 5.6 se muestran los pozos y sus trayectorias en el
modelo del YNM en STARS. Es importante aclarar que la trayectoria resultante es una

linea recta entre pozo y superficie.

31



Figura 5.6: Pozos y sus trayectorias del modelo del YNM en STARS.

Posteriormente desde el modelo de GEM se generaron los archivos de datos histéricos,
en este caso, para el YNM solo se tienen datos histéricos de produccion y presion, los
cuales se generaron como archivos .fhf. Sin embargo, al importar los datos histéricos de
produccién al modelo de STARS se encontr6 que la primera fecha es de 1956, pero la
simulacion empieza en 2020. Esta situacion puede deberse a que el modelo original de
GEM tiene informacién desde 1956, por lo cual, al importar el archivo .fhf a STARS se
encontré que las fechas no coinciden. Por lo tanto, solo se importaron los datos para

fechas posteriores al 2020.

5.1.1.4 Control de calidad del modelo de simulacién en STARS

Una vez concluido el modelo de simulacién del YNM en STARS, antes de correr el caso
base, se realizé un control de calidad de los parametros de la malla de simulacion,
comparando la configuracibn en GEM con la resultante en STARS. Los parametros
resultantes de cada uno de los modelos se muestran en la Tabla Al del anexo A, al hacer

la comparacion se aprecia que hay parametros por completar para el modelo de STARS.

Para el modelo en STARS fue necesario agregar, entre otros parametros, los sectores, los
multiplicadores de transmisibilidad y los modificadores de volumen. Esta informacion se
toma directamente desde archivo de texto del modelo de GEM y se agrega al archivo de
STARS. Por otro lado, en el modelo de GEM se tiene una tabla de cambio de porosidad
en funcion de la presion, la cual se convirti6 a compresibilidad y se incluy6é en el modelo

de STARS. En la Figura 5.7 se muestra el comparativo de la produccién acumulada de
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aceite obtenida con el modelo de simulacion de GEM y con el modelo en STARS. Como
se puede observar, los resultados con ambos modelos son practicamente iguales, por lo
tanto, se concluye que la conversion del modelo fue exitosa, y el modelo de STARS es

representativo del modelo en GEM proporcionado.
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Figura 5.7: Comparativo de la producciéon acumulada de aceite del YNM obtenida mediante los
modelos de GEM y STARS.

5.2 Determinar el tiempo de inyeccion para la prueba huff & puff en el

pozo inyector del YNM

Dado que el sector del YNM en el cual se desea implementar la prueba piloto cuenta con
un arreglo de inyeccién de seis pozos productores y uno inyector en el cual se esta
inyectando agua desde 2020, se considerd conveniente realizar la prueba huff & puff de
inyeccion de NPs a través del pozo inyector. Por lo tanto, como parte de las actividades
de simulacion, inicialmente se debe determinar el rango de tiempo que puede durar el
ciclo de inyeccion. Determinar este tiempo de inyeccion, es de gran interés para el disefio
de la prueba ya que permite asegurar que las NPs se adsorban en el yacimiento, evitando
gue estas se produzcan a través de pozos productores vecinos, lo cual reduciria la
eficiencia del método. El célculo del tiempo de inyeccion en el modelo huff & puff, se
realiz6 mediante la Ec. 5.1 (John Lee, 1982), utilizando los datos del modelo de
simulacion del YNM obtenido en STARS.

2
_ 948 ¢puc,r (5.1)

iny K
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Debido a que alrededor del pozo inyector se tienen diferentes pozos productores, se
tendran diferentes tiempos de inyeccién, antes de que se dé la surgencia del nanofluido
en cada uno de ellos, segun las propiedades del medio poroso y de los fluidos que lo
saturan. Por lo tanto, para alimentar la Ec. 5.1, se obtuvieron las propiedades promedio de
porosidad, permeabilidad, viscosidad del aceite, saturaciones y compresibilidades de los
fluidos (Aceite, Agua y Gas) entre el pozo inyector y cada uno de sus pozos productores
vecinos. En la Figura 5.8 se muestran las trayectorias, para las cuales se obtuvieron las
propiedades promedio y distancia entre los pozos que se muestran en la tabla 5.2. De
manera similar se obtuvieron los valores promedio de saturacion y compresibilidad de las
fases agua, aceite y gas para determinar la compresibilidad total en cada trayectoria,
donde la compresibilidad de la formacién utilizada en los célculos fue de 3.29x10* [1/psi]
(4.77x10° [kPa]).
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Figura 5.8: Trayectorias entre el pozo inyector y sus pozos vecinos.
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Tabla 5.2 Propiedades promedio de las trayectorias entre el pozo inyector y sus pozos vecinos

Trayectoria

A B C D E F
Bropiedad YNM-P1 YNM-P1  YNM-P1 YNM-P1 YNM-P1  YNM-P1
P YNM-P7 YNM-P8  YNM-P3 YNM-P6 YNM-P5  YNM-P4
Mo (CP) | 0.184297435 0.184328 0.184319  0.184239  0.184111 0.183963
k (mD) 2156723321 1.200031 0.758732  1.268586  2.305032 0.754178
o 0.121145356  0.097099 0.087312  0.100326  0.118319 0.086304
r (ft) 681.3213501 1733.733 1200.098  729.7744  679.4344 1158.314
Ct (psi?) 3.39E-04  3.39E-04 3.38E-04  3.38E-04  3.37E-04 3.34E-04

Con los datos de la Tabla 5.2 y la Ec. 5.1, se calcul6é un aproximado del tiempo al cual se
comenzarian a producir los nanofluidos en cada uno de los pozos vecinos, los cuales se
muestran en la Tabla 5.3.

Tabla 5.3: Tiempo de inyeccidn para la irrupcidn de nanofluidos en los pozos vecinos al pozo

inyector

Trayectoria

A B C D E F
Propiedad YNM-P1 YNM-P1 YNM-P1 YNM-P1 YNM-P1 YNM-P1
P YNM-P7 YNM-P8 YNM-P3 YNM-P6 YNM-P5 YNM-P4
tiny (h) 1543.1 14397.6 9798.8 2489.8 1395.3 8935.9
tiny (d) 64.2 599.90 408.2 103.7 58.1 372.3

A partir de los tiempos obtenidos para que se presente la surgencia en cada uno de los
pozos vecinos, se seleccionaron los tiempos de 58.1 y 103.7 dias, como intervalo de
tiempo para realizar la inyeccién de NPs en la prueba huff & puff. Con estos tiempos, se
determinaron los radios de investigacion del bache de NPs en cada una de las

trayectorias, los cuales se muestran en la Tabla 5.4.

35



Tabla 5.4: Radio de investigacion del bache de NPs, desde el pozo inyector hasta cada uno de los

pozos del arreglo.

Trayectoria

A B c D E F
brobiedad YNM-P1  YNM-P1 YNM-P1  YNM-P1  YNM-P1 YNM-P1
P YNM-P7  YNM-P8 YNM-P3  YNM-P6  YNM-P5 YNM-P4
r (ft)minimo@sa(d] 647.86 539.73  452.86 546.31 679.43 457.71
r (ft)maximo@103(c] 865.44 720.98  604.95 729.77 907.61 611.43

Una vez obtenidos estos datos ya se tiene la informacion suficiente para que se pueda
realizar la prueba huff & puff en este modelo, lo restante es indicar en STARS la

configuracién del nanofluido a inyectar.

6 Modelado de nanoparticulas en STARS

Las NPs mas estudiadas y con mejores resultados como método de recuperacion
mejorada son las de SiO,, por lo que el nanofluido que se ocupara para la prueba en
yacimiento estd compuesto por NPs de SiO, con salmuera como fluido dispersante. La
selecciéon del nanofluido para la prueba en yacimiento se hizo tomando en cuenta los
trabajos en nucleos que se han realizado, Sepehri et al. (2019); Hendraningrat et al.
(2013), Hendraningrat y Torstaer, (2015); Hendraningrat, (2015); Li et al., (2013); Roustaei
y Bagherzadeh, (2015); por mencionar algunos. En todos estos trabajos se indicé que las
NPs de SiO, dan buenos resultados como método de recuperacion mejorada bajo

distintos escenarios y concentraciones de NPs.

6.1 Caracteristicas de NPs usadas

Para la prueba huff & puff se ocupara la inyeccién de NPs de SiO; hidrofilicas, debido a
gue han probado tener caracteristicas para lograr una buena recuperacion de aceite, las
cuales tendran como principal funcién, para este caso, el cambio en la mojabilidad de la
roca, de mojada por aceite a mojada por agua. El fluido dispersante sera una salmuera
con una concentracion de 80,000 ppm de NaCl. Las caracteristicas del nanofluido

ocupado para la inyeccion en esta prueba se muestran en la tabla 6.1.

36



Tabla 6.1: Caracteristicas del nanofluido usado.

Tipo de NPs SiO2
Masa Molecular NPs [g/mol] 60.08

Concentracion de NPs [ppm] 2000

Densidad Bruta [kg/m?] 270
Densidad [kg/m?3] 1066.32
Viscosidad [cP] 11

Concentraciéon NaCl [ppm] 80000

Presién Critica [kPa] 22048
Temperatura Critica [°C] 347.2
Tamafo de NPs [nm] 20-70

Las NPs se deben modelar en STARS mediante la adicién del componente de NPs, con
las caracteristicas mostradas en la tabla anterior, una salmuera adicional, sets de curvas
de permeabilidad relativa referentes a la inyeccion de NPs y valores para ciertos

pardmetros de adsorcion del componente.

Primeramente, se debe afadir en la seccién de componentes el referente a NPs de SiO,,
definiendo a su vez el peso molecular, la presion y temperatura critica. Asi mismo en esta
seccion se tiene que definir que el componente de NPs estara presente para la fase
liquida y para la fase solida, esto porque posteriormente se definira la adsorcion de las
NPs en la roca. Lo siguiente es afiadir los valores de densidad de la salmuera y de las
NPs, ademas de afiadir la densidad bruta como densidad de fase sélida de las NPs, y

finalmente en esta secciéon aradir la viscosidad de las NPs.

6.2 Parametros mas importantes involucrados en la creacion del

componente y el modelado de NPs en STARS
Una vez que se cred el componente con todas sus caracteristicas lo siguiente es
configurar como es que se comportaran estas NPs en el yacimiento, para ello se debe de
ir a la seccion de Rock fluids. En esta seccion se configuran los parametros mas
importantes relacionados con el modelado de la inyeccion de NPs en el yacimiento desde
la adsorcion de NPs, hasta la interpolacion de curvas de permeabilidad. Lo primero es
definir los pardmetros involucrados en la adsorcion de NPs en la seccion de Adsorption
components, en dicha seccion se afadira la isoterma de adsorcion tomada de Monfared
et al. (2015), ademas se definira la adsorcion maxima, factor de resistencia residual,

fraccion de poro accesible y adsorcion residual.
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La isoterma de adsorcion que se tomo de los experimentos de Monfared et al. (2015) se
muestra en el anexo B, esta isoterma es la misma que ocupé Moedano, (2022) para lograr

reproducir los estudios experimentales de Sepehri et al. (2019).

La adsorcion maxima definida puede estar en un rango de uno a el valor maximo
mostrado en la isoterma de adsorcién ocupada, mientras que la adsorcién residual debe
ser menor o igual a la adsorcion méaxima definida, la diferencia en estos dos pardmetros

indicard el grado de reversibilidad en la adsorcion de NPs.

Por otro lado, el factor de resistencia residual (RRFT), el cual es un factor que relaciona la
permeabilidad antes de la inyeccion del método EOR y después de la inyeccién, es un
indicador de la reduccién en permeabilidad, para la simulacién este valor debe ser mayor

o igual a uno.

Finalmente, el volumen poroso accesible tiene que estar en un rango de cero a uno ya
que se hace referencia a la fraccién total del volumen poroso en el que puede adsorberse
el componente, al dejar el valor de uno significa que todo el volumen poroso es accesible

a la adsorcion de NPs.

Una vez definida la seccidon de la adsorcién de la roca se definirdn los parametros
relacionados a la interpolacion de curvas de permeabilidad relativa, estos parametros
seran de gran importancia para simular como se dara el cambio de mojabilidad en la roca.
Primeramente, se afiadird un segundo set de curvas de permeabilidad relativa, el cual
corresponde a la inyeccién de NPs. Ademas, para la interpolacion se tiene que definir a
las NPs como el componente del cual dependera la interpolacién y definir la fase en la
cual se tomard la composicién del componente para la interpolacion, para este caso se
debe seleccionar la opcion de la fase de adsorcion, fraccién del maximo. Esta opcion es
importante ya que se espera que se haga directamente la interpolacion en un rango de
cero a uno para tener un mejor control de que tanta fraccién de las NPs se adsorba en el
medio poroso. Al tener en cuenta lo anterior, se debe ingresar también en la seccién de
interpolation set parameters el valor de los parametros de interpolacion para la fase
mojante (DTRAPW) y para la fase no mojante (DTRAPN), para el caso del set niumero
uno estos valores seran de cero, mientras que para el caso del set de interpolacién dos, el
valor sera de uno. Con esto se indica que para que las curvas de permeabilidad relativa

se inclinen hacia el set dos al pasar el nanofluido, la interpolacion estara en funcion de la
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fraccion de concentracion de NPs presente, asi mismo se espera que esta fraccion de

NPs en su totalidad se adsorban, para generar el cambio de mojabilidad en la roca.

En resumen, los parAmetros mas importantes para que las NPs funcionen de manera
adecuada en la simulacién se enlistan en la tabla 6.2, en esa misma tabla se muestran los

valores ocupados para dichos parametros en el caso base presentado mas adelante.

Tabla 6.2: Parametros de importancia para el modelado de NPs en STARS.

Parametro Valor
Componente a interpolar NPs
Fase de la cual se tomara la composicién del componente | Adsorcion, fracciéon del maximo
DTRAPN para el set 1 0
DTRAPW para el set 1 0
DTRAPN para el set 2 1
DTRAPW para el set 2 1
Isoterma de Adsorcion Tomada de Monfared et al. (2015)
RRFT 25
Adsorcion maxima 90
Adsorcion residual 90
Volumen poroso accesible 1

Adicionalmente se debe plantear un grado de iteracion alto para que el simulador arroje la
mejor respuesta en cuanto a la interpolacion de las curvas de permeabilidad relativa, esta
iteracion alta se configura en la seccion de Numerical en el apartado de ITERMAX y
NORTH.

6.3 Curvas de permeabilidad relativa correspondientes a la inyeccion
de NPs

El cambio de mojabilidad por el efecto de la inyeccién de NPs se debe modelar por medio
de la adsorcién de estas en la roca y por medio de las curvas de permeabilidad relativa,
para ello, se debe tener un par de sets de interpolacion para las curvas de permeabilidad
relativa, el primero corresponde al flujo de agua, mientras que el segundo corresponde a
un flujo después de la inyeccion de NPs. La mojabilidad cambiara en funcién de la
fraccion mol de NPs presente, por lo que el valor de permeabilidad relativa al agua y al

aceite estara en un rango de valores entre los dos sets de curvas de permeabilidad.
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El modelo del yacimiento del norte de México tiene definidas las curvas de permeabilidad
relativa para cuatro tipos de roca, estas curvas son referentes a la inyeccién de agua.
Dado que ahora se implementara la inyeccion de NPs como método de recuperacion
mejorada, se necesitan curvas de permeabilidad relativa que se refieran a la inyeccién del
nanofluido, normalmente se pueden obtener de experimentos de laboratorio, sin embargo,
para estos tipos de roca no se tienen dichos experimentos. Es por ello que, se tomara
como base la experimentacion de Sepehri et al (2019) y el ajuste de Moedano et al.
(2022) para hacer una aproximacion de las curvas necesarias para este yacimiento

referentes a la inyeccion de NPs.

Para hacer una aproximacion del cambio que hay en las curvas de permeabilidad relativa
después del paso de NPs de SiO; para este yacimiento, se tiene que tomar en cuenta que

se crearan las curvas mediante la correlacion de Corey.

Primero se determin6 la proporciéon del cambio en los endpoints de las curvas de
permeabilidad cuando cambia de un desplazamiento por salmuera (set 1) a un
desplazamiento por nanofluido (set 2), los endpoints que cambian su valor son el Now, Nw,
Kroc Y Kiro S€QUN Sepehri et al. (2019). Asi mismo Moedano, (2022) sefiala que ademas
de los anteriores, también corresponde un cambio en el endpoint referente a la saturacion
de aceite residual (Sow), cOmMO un ajuste de las pruebas realizadas por Sepehri et al.
(2019). Las proporciones de cambio para estos parametros se muestran en la tabla 6.3.
Los valores de los sets de interpolacion 1 y 2, mostrados en esta tabla son los obtenidos
de ajustes para la reproduccion de la prueba obtenida por Sepehri et al. (2019), realizada
por Moedano, (2022).

Tabla 6.3: Valores de los sets de curvas de permeabilidad de referencia.

Parametro Set 1 Set 2 ZZE;:}CE)?:

Exponente para calcular Kro Now 3.825 3.45 0.90196

Exponente para calcular krw Nw 15 2.03 1.35333

krw €n el punto de saturacion de aceite irreducible Krwiro 0.928 0.12031 0.12963
Saturacion de agua critica Swerit 0.2 0.2 -
Saturacion de agua connata Sweon 0.2 0.2 -

Saturacion de aceite residual Sorw 0.314 0.2 0.63694
Saturacion de aceite irreducible Soirw 0.2 0.2 -

kro €n el punto de saturacion de agua connata Krocw 0.75 0.90977 1.21303
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Posteriormente se tomara el valor de los parametros involucrados en la correlacién de

Corey de las curvas de permeabilidad definidas para el yacimiento del norte de México,

las que se nombraran set 1, y estos valores se van a multiplicar por la proporcién de

cambio obtenida para generar los endpoints correspondientes al set 2. Este procedimiento

se hara para cada tipo de roca presente en el yacimiento, y los resultados del set dos para

cada roca se muestran en la tabla 6.4.

Tabla 6.4: Valores para las curvas de permeabilidad relativa ocupadas para el YNM.

arhmer ROCA # 1 ROCA # 2 ROCA #3 ROCA # 4
arametro
Set1YNM | Set2YNM | Set1YNM | Set2YNM | Set1YNM | Set2 YNM | Set1YNM | Set2 YNM
Exponente para calcular 3 2.7059 3 2.7059 2.9 2.6157 2.9 2.6157
kro (Now)
Exponente para calcular 14 1.8947 2.2 2.9773 25 3.3833 2.7 3.6540
krW (NW)
krw €n el punto de
saturacion de aceite 1 0.1296 1 0.1296 1 0.1296 1 0.1296
irreducible (Krwiro)
Saturacion de aguacritica | 0.45 0.28 0.28 0.18 0.18 0.1 0.1
(chrit)
Saturacion de agua 0.45 0.45 0.28 0.28 0.18 0.18 0.1 0.1
connata (Sweon)
Saturacion de aceite 0.38 0.2420 0.32 0.2038 0.27 0.1739 0.22 0.1401
residual (Sorw)
Saturacion de aceite
irreducible (Soirw) 0 0 0 0 0 0 0 0
kro €n el punto de
saturacion de agua 0.55 0.6672 0.65 0.7885 0.72 0.8734 0.85 1.0311
connata (Krocw)

A continuacion, en las figuras 6.1 — 6.4 se muestran las curvas de permeabilidad relativa

obtenidas para los 4 tipos de roca, las curvas azules representan la permeabilidad relativa

del agua y las curvas verdes la permeabilidad relativa del aceite, asi mismo las curvas

continuas son referentes al set 1 de interpolacién referente a flujo de agua, mientras que

las curvas discontinuas representan el set de curvas de interpolacion 2 referente a el paso

del nanofluido.
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Figura 6.2: Sets de curvas de permeabilidad relativa para el tipo de roca 2.
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Roca #3

Figura 6.4: Sets de curvas de permeabilidad relativa para el tipo de roca 4.

De estas figuras se aprecia que el punto de saturacién residual del aceite se hace menor,
ademas, la permeabilidad relativa y el punto dénde se cruzan las curvas se desplazan a la
derecha, dado lo anterior se propicia entonces un mejor cambio en los cuatro tipos de

roca a mas mojada por agua.
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6.4 Configuracién de cambios en porosidad y permeabilidad en
STARS debido a la adsorcion de NPs

Se necesita modelar el efecto que la inyeccion de NPs tendrd en la porosidad y
permeabilidad, para ello se necesita saber como es que el simulador comercial STARS

maneja el cambio en dichas propiedades.

El cambio en la permeabilidad estara en funcién del cambio en porosidad del fluido y se

expresa mediante la ecuacion de Carman & Kozeny, Ec. 6.1.

Ko = (2) 2] ©

Doénde ¢+ es la porosidad ocupada por el fluido; ¢, es la porosidad original; € es el
exponente de Carman & Kozenny; k, es la permeabilidad original; y k(¢ es la

permeabilidad resultante del cambio en porosidad.

Dada la ecuacién Carman & Kozeny (Ec. 6.1), al tener un mayor cambio en la porosidad
también se tendra un mayor cambio en la permeabilidad, al aumentar la porosidad inicial
también se estara propiciando un mayor cambio en la permeabilidad respecto a la original,

esta permeabilidad resultante serd menor que la original.

Por su parte la reduccion en el volumen poroso se modela con la siguiente ecuacion:

¢f=¢v[1—2%

i

2

(6.2)

Doénde Ci es la concentracién del componente sdlido, pg; es la densidad del componente

solido, ¢, es la porosidad total y ¢ se refiere a la porosidad ocupada por el fluido.

Cabe aclarar que le relacion de Caman & Kozeny usada por el simulador STARS es una
aproximacion de como se puede obtener el cambio de permeabilidad en funcién del
cambio en porosidad, ya que en realidad relacionar un tensor con un escalar no es

posible.

Dada la ecuacion 6.2 se aprecia que, a una mayor concentracion de NPs inyectada, habra
una reduccién a la porosidad mayor. Si se tienen la misma densidad del componente
sélido y la misma concentracion de NPs, la porosidad original sera la que indicara que

tanto cambia la porosidad ocupada ya por el nanofluido.
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Para el caso base se configuré el exponente de Carman & Kozenny con un valor de 2.9,
este valor se tom6 en base a los estudios realizados por Moedano (2022). Una vez
configurado todo lo relacionado a las NPs, se procede a generar la configuracion para la

prueba huff & puff.

Adicionalmente, el cambio en la permeabilidad, también se puede representar como la
relacion entre la permeabilidad efectiva al agua original y la que se obtiene después de la
adsorcion de las NPs. Dicha relacion se conoce como factor de resistencia residual
(RRFT), cuyo rango de valores va desde uno, donde el cambio en la permeabilidad por la
adsorcion del componente es despreciable, hasta un valor de 12, dénde la adsorcion del
componente genera una reduccion significativa de la permeabilidad. El RRFT es utilizado
por el simulador STARS para estimar el factor de reduccion de la permeabilidad efectiva

(Rk,,) mostrado en la siguiente ecuacion (Moedano et al. 2022):

Ad (Cil T)

6.3
Admax (6:3)

Ry, =1+ (RRFT — 1)

En la ecuacion 6.3, Ad (Ci, T) es la adsorcion de las NPs a cierta concentracion y

temperatura y Admax es la adsorcion maxima de las NPs.

A partir del valor del factor de reduccion de la permeabilidad efectiva (Ry, ), se puede

calcular la alteracion en la permeabilidad efectiva al agua por adsorcion y atrapamiento

mecanico mediante la siguiente ecuacion. (Cano 2021):

k -k,
efw = Rk

k (6.4)
Donde k,.r es la permeabilidad efectiva al agua, k es la permeabilidad absoluta y k,,, es
la permeabilidad relativa al agua.

Basado en las ecuaciones mostradas anteriormente es posible reflejar el dafio ocasionado

por la adsorcion de las NPs y por el factor de resistencia residual resultante de la

inyeccion de este método de recuperacion mejorada.

7 Modelado y Simulacién de la Prueba huff & puff

El yacimiento en el que se va a llevar a cabo la prueba huff & puff es un yacimiento

carbonatado ubicado en el norte de México, el aceite es del tipo pesado con una densidad
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APl entre 10 y 16, la viscosidad del aceite es de 7.5 cP. Se considera que el YNM es de
una sola porosidad y que a la fecha tiene un factor de recuperacién de 16.6%, estas y
otras caracteristicas fundamentales del yacimiento del norte de México se muestran en la
tabla 5.1.

Con el fin de incrementar el factor de recuperacion en el yacimiento se implementara un
método de recuperacion mejorada inyectando NPs de SiO», bajo un esquema huff & puff,
este esquema se realizara para evaluar de mejor manera la accién de las NPs en el

yacimiento, si se llega a resultados concretos, se implementara una prueba piloto.

7.1 Configuraciéon de prueba en STARS

Lo primero a realizar es cerrar el pozo inyector de agua a partir del 3 agosto de 2022.
Posteriormente se pasa a la creacion de los pozos inyector de NPs y el productor de
aceite, este par de pozos creados tendran las mismas caracteristicas que nuestro pozo
inyector YNM-P1. Se definieron las mismas condiciones de inyeccion, mientras que para

la produccion se definieron las condiciones en relacién con los pozos cercanos.

Al tener el par de pozos creados se procede a generar un par de grupos en la seccién de
Wells & Recurrent, el grupo “Field” y el “Grupo 1” con fecha de inicio del 3 de agosto de
2022 y una vez definido el Grupo 1, se le afiadiran el par de pozos creados. Una vez
afadidos, se hard la definicion de la prueba huff & puff mediante el asistente de procesos
ciclicos de STARS, para ello en la seccion de Cycling Group se definen las condiciones
del ciclo para inyeccion, remojo y produccién. Donde se definirdn los tiempos de cada
proceso dentro del ciclo, los gastos de inyeccién y produccion maximos y minimos,
ademas del salto de tiempo entre cada proceso, entre otras condicionales que pueden

plantearse para hacer el cambio de ciclo.

Con esta configuracién usando el asistente de proceso ciclico de STARS, se plantea una
inyeccion, un remojo y una produccion con sus distintos gastos y con un tiempo definido,
estos tiempos se respetan durante la simulacién y hace el cambio automatico de proceso

cuando se han alcanzado sus tiempos maximos de duracion.

7.2 Simulacién y resultados de la prueba: Caso Base

El modelo que se tiene considera una inyeccién continua de agua de enero del 2020
hasta el 2 de agosto del 2022, que es como venia trabajando el pozo YNM-P1,

posteriormente, el 3 de agosto del 2022 inicia la prueba huff & puff, con los escenarios de
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inyeccion, remojo y produccién deseados. El nanofluido estar& compuesto por una

salmuera de 80,000 ppm de NacCl, con una concentracion de 2000 ppm de NPs de SiO..

En este caso solo se definiran para la prueba, condicionales de gasto de inyeccion
maximo, gasto de inyeccién minimo, gasto de produccion maximo, tiempos maximos de
inyeccion, remojo y produccion. La configuracion de la prueba huff & puff quedara de la

siguiente manera para cada ciclo (tabla 7.1).

Tabla 7.1: Configuracion prueba huff & puff para el caso base.

Etapa Duracién [dias] | Gasto maximo [bbl/dia] | Gasto minimo [bbl/dia]
Inyeccién 58 270.47 94.35

Remojo 3 - -
Produccion 730 283.05 -

Adicionalmente, en la tabla 7.2 se muestra el valor de los parametros involucrados en la
simulacién de inyeccién de NPs, de estos los més importantes a tomar en cuenta son, el
factor de resistencia residual, la adsorcibn maxima de las NPs en la roca, la isoterma de
adsorcion a ocupar y la densidad bruta de las NPs, ya que son parametros con bastante
incertidumbre en estudios que han involucrado la inyeccion de NPs. Los valores de los
parametros presentados se basan en distintos experimentos y simulaciones realizados en
nucleos (Hendraningrat y Torsaeter 2015, Hendraningrat 2015, Monfared et al. 2015,
Sepehri et al. 2019 y Moedano et al. 2022). En el anexo B se muestra la isoterma de

adsorcion ocupada.

Tabla 7.2: Parametros usados en la simulacion del caso base.

Adsorcion Maxima [mol/m3] 90
Adsorcion Residual [mol/m3] 90
Factor de resistencia residual 2.5
Masa molecular salmuera [kg/mol] 0.02121
Concentracion de NaCl en salmuera [ppm] 80000
Densidad bruta de NPs [kg/m3] 270
Densidad de nanofluido [kg/m?3] 1066.32
Viscosidad de NPs [cP] 11
Peso molecular de NPs SiO2 [kg/mol] 0.0600843
Concentracion de NPs a inyectar [ppm] 2000
Isoterma de Langmuir Modificada de Monfared et al.
2015
Parametro de interpolacién de fase no mojante 0
correspondiente al set # 1
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Parametro de interpolaciéon de fase mojante
correspondiente al set # 1
Parametro de interpolacién de fase no mojante
correspondiente al set # 2
Parametro de interpolacion de fase mojante
correspondiente al set # 2

Una vez simulada la prueba se obtuvieron los siguientes resultados:

En la Figura 7.1 se muestra la aplicacion de la prueba huff & puff bajo el primer escenario
de inyeccién, la curva en color azul representa el gasto de inyeccion de nanofluido y la
curva en color verde es el gasto de produccién de aceite. Como se puede observar, al
iniciar el primer ciclo de produccion, el gasto de aceite permanece constante (periodo de
meseta de produccidn), entre los 6.5 y los 8.25 bbl/dia, durante un periodo de 182 dias y
posteriormente comienza a aumentar hasta un gasto maximo de produccion de aceite de
217.14 bbl/dia. La meseta en la produccion de aceite se debe a que el pozo se
encontraba operando como pozo inyector previo a la inyeccion del nanofluido.
Posteriormente, durante el segundo ciclo, esta meseta de produccion es muy breve, ya
que el banco de aceite se encuentra en la vecindad del pozo. En la Figura 7.2 se observa
el comportamiento de la produccién acumulada de aceite resultante del caso base, la cual
alcanz6 un valor de 187,162 bbl durante el periodo de la prueba, el cual fue de tres afios

con ocho meses.

2023 2024 2025 2026

Figura 7.1: Comportamiento de la prueba huff & puff en el caso base.
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Figura 7.2: Produccién acumulada de aceite obtenida por el pozo YNM-P1, con el caso base.

Al analizar el efecto de esta inyeccion de 58 dias en las propiedades petrofisicas se
aprecia que las NPs estan generando una afectacion a la permeabilidad y a la porosidad,
en la Figura 7.3 se muestran los perfiles de permeabilidad para la capa 4 del modelo y en
la trayectoria del pozo YNM-P1 al YNM-P3, donde la curva roja punteada representa el
perfil de permeabilidad al final del tiempo de produccién y la curva roja continua
representa el perfil original, en esta figura se aprecia una disminucion del 5.21% de
permeabilidad respecto a la original en las cercanias del pozo. Estos perfiles tienen una
distancia de 1733 ft, no obstante, en las figuras se presentan a una distancia de 160 ft,

gue es donde més se aprecia el dafio en las propiedades.

e 2 S,
~— 2.4

Permeabilidad
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Figura 7.3: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién.

Por su parte en el perfil de porosidad mostrado en la Figura 7.4 donde la curva verde

continua representa la porosidad original y la curva verde punteada representa la
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porosidad al tiempo final de produccion, se aprecia una disminucion del 1.677% respecto

a la porosidad original.
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Figura 7.4: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién.

En la misma capa y trayectoria se muestra el perfil de adsorcion de NPs para el tiempo
final de produccion en la Figura 7.5, en este perfil se aprecia una penetracion del
nanofluido hasta los 260 ft. La adsorcion se dard en valores altos, por debajo de 75
mol/m? hasta los 115 ft, mientras que de los 115 a 260 ft ya estara el valor de adsorcion
por debajo de los 0.26 mol/m3. Al igual que con los perfiles de porosidad y permeabilidad
se presenta el perfil cortado a una distancia de 340 ft ya que hasta esa distancia se

aprecia de mejor manera la penetracion del nanofluido.
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Figura 7.5: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion.
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Se estd tomando como referencia la capa 4 para todos los perfiles, ya que es la capa en
dénde mas se esta dando una adsorcién de NPs y por lo tanto de acuerdo con la
ecuacion que describe el cambio de porosidad, a mayor concentracion de NPs mayor
disminucion a la porosidad y permeabilidad, para el mismo tipo de roca. En la capa 6 del
modelo se tiene otro tipo de roca con porosidad y permeabilidad menores, en dicha capa
el nanofluido esté teniendo una menor adsorcion de NPs y por lo tanto los dafios en las
propiedades petrofisicas son menores, para la permeabilidad hay una disminucion de

3.8%, mientras que para la porosidad se tiene una disminucién de 1.68%.

En la Figura 7.6 se muestra el perfil de saturacion de aceite para los distintos tiempos
relevantes en la prueba huff & puff la curva en color café corresponde al final de la
inyeccion del primer bache de NPs, la linea en color verde olivo corresponde al final del
tiempo de produccién del primer ciclo, la curva en color rojo corresponde al final del
segundo bache de inyeccién de NPs, finalmente la curva en color verde claro corresponde
al final del segundo ciclo de produccién. En esta figura se aprecia como se esta
desplazando el banco de aceite al final del primer bache de inyeccién hasta una distancia
de 400 ft aproximadamente, posteriormente al dejar producir el pozo, ya el banco de
aceite esta en las cercanias del pozo productor con una mayor saturacion, ya para el final
del siguiente ciclo de inyeccion el desplazamiento del banco de aceite esta dandose hasta
los 310 ft, una vez que se termind el segundo periodo de produccion el banco de aceite ya
esta mas cercano a la vecindad del pozo con una saturacién menor que con el primer

ciclo de producciéon dado que ya se ha estado produciendo por mas de tres afios.
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Figura 7.6: Perfiles de saturacion de aceite entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 a distintos

tiempos de simulacién.
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Se aprecia una buena recuperacion con este tiempo de inyeccion, sin embargo, la
adsorcion esta siendo por debajo de la maxima y la penetracion llega en una cantidad
aceptable hasta los 115 ft y posteriormente disminuye y no entra bien a mas distancia
hacia el yacimiento. Ademas, se estd teniendo una ligera afectacion a la porosidad

mientras que para la permeabilidad si hay mas afectacion.

La funcién principal de las NPs para este modelo y bajo la configuracion planteada es
hacer un cambio de mojabilidad en la roca, de aceite a agua, por lo tanto, lo siguiente es
analizar este cambio, para ello se analizaran los perfiles de permeabilidades relativas y
saturaciones de agua y aceite, en estos perfiles se tomaran valores a una distancia menor
de los 115 ft, y se compararan con los valores obtenidos de las curvas de permeabilidad

relativa ingresadas al modelo, los cuales se muestran en la tabla 7.3.

En la Figura 7.7 se muestran los perfiles de permeabilidad relativa y saturaciones de agua
y aceite entre el pozo de la prueba y un pozo vecino al instante de tiempo en que se llega
al final de la inyeccion del dltimo bache de nanofluido (30/noviembre/24), donde la curva
en color verde representa la permeabilidad relativa del aceite, la curva azul marino
representa la permeabilidad relativa del agua, la curva color verde claro representa la
saturacion de aceite y la curva azul claro se representa la saturacion de agua. En esta
figura se aprecia que, bajo este escenario de 58 dias de inyeccion, a los 65.6 ft se tiene
una saturacion de agua de 0.552275, una permeabilidad relativa del agua de 0.0641314 y
una permeabilidad relativa del aceite de 0.0819665, estos valores de permeabilidad
relativa leidos son mas cercanos a los valores correspondientes al segundo set de curvas
de permeabilidad relativa para ese valor de saturacién de agua, el cual corresponde a la
inyeccion de NPs, por su parte a los 16.4 ft, donde la adsorciébn es mayor, se tienen
valores de saturacion de agua de 0.68875, permeabilidad relativa del agua de 0.083875 y
una permeabilidad relativa del aceite de 0.0229012, estos valores son todavia mas

cercanos a los correspondientes al segundo set de interpolacion.

Tabla 7.3: Valores de ko y krw €n sets de permeabilidad relativa ingresados al modelo.

Set de interpolacion Sw 0.55228 | 0.68877

kro 0.02468 | 0.000232
Setl

Krw 0.14244 | 0.3092

kro 0.10049 0.022
Set 2

Krw 0.00826 0.025
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Figura 7.7: Perfiles de saturacion y permeabilidades relativas entre el pozo YNM-P1 y el pozo
YNM-P3.

Al tener como resultado valores de permeabilidad relativa mas cercanos al set de
interpolacion correspondiente a la inyeccion de NPs, se concluye que, si se esta dando un
cambio en la mojabilidad de la roca, al pasar de mojada por aceite a mojada por agua,

dado que el aceite fluye con mayor facilidad.

Este caso base arroj6 buenos resultados, obteniendo una recuperacion de aceite de
187,162 bbl después de tres afios con ocho meses de produccién, se obtiene un dafio en
permeabilidad y porosidad del 5.2% y 1.68% respectivamente, estos valores estan por
debajo de lo obtenido por Sepehri et al. (2019) en sus experimentos en nucleo, lo que
indica una buena aproximacién. Ademas, se esta generando un buen cambio en la
mojabilidad de la roca aun cuando no se alcanza el valor de adsorcion maxima definido.
Con el fin de buscar una mejor penetracién del nanofluido en el yacimiento y que con esto
se genere un mejor cambio de mojabilidad en la roca a mayor distancia, se hard una
variacion en el incremento en tiempo de inyeccion, presentando diferentes escenarios con

periodos de inyeccion mayor por cada ciclo.

7.3 Analisis de Sensibilidad

El andlisis de sensibilidad es una herramienta ocupada para identificar la importancia de
parametros dentro del modelo de simulacion, permite determinar como pueden afectar
distintos valores de una variable a los resultados de un proyecto. El beneficio principal de

aplicar un analisis de sensibilidad es que facilita la toma de decisiones, ya que al analizar
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todas las variables y sus resultados ya se tiene una imagen general de lo que se desea

realizar y como realizarlo.

Hay dos tipos, el global y el local, el andlisis local o unilateral, se refiere a un analisis
variando un solo parametro a la vez, este andlisis se enfoca en el comportamiento al
variar una sola entrada mientras que las demas permanecen iguales, este tipo de analisis
es util para determinar que parametro debe ser modificado para que el sistema o la

simulacion reproduzcan un comportamiento deseado.

El analisis global o multilateral, analiza la sensibilidad con respecto a toda la distribucion
de parametros, este se centra en la variacion de los resultados del modelo y determina
como es que los inputs (entradas) afectan a los outputs (salidas). Este tipo de analisis es

atil para reducir el nimero de pardmetros a sensibilizar.

Dicho lo anterior se har4 un andlisis local enfocado en la variacion del tiempo de
inyeccion. Por otro lado, se hard un analisis global para todos los demas parametros

involucrados en el desempefio de la prueba y de la inyeccién de NPs.

7.4 Analisis de sensibilidad local variando el tiempo de inyeccion

La sensibilizacion en el tiempo de inyeccion se realizard con el fin incrementar la
penetracién del nanofluido en el yacimiento y analizar de qué manera afecta a los
siguientes parametros: produccion acumulada de aceite, gasto maximo de aceite
alcanzado, duracion de la meseta de produccioén al inicio del primer ciclo de produccion,
perfil de adsorcién de NPs y los perfiles de permeabilidad y porosidad, asi como de la

respuesta al cambio de mojabilidad.

Para este andlisis se mantendran todos los valores de los parametros presentados en el
caso base, a excepcién del tiempo de inyeccién. Se variara el tiempo de inyecciéon bajo
tres escenarios, el primer escenario correspondera a una inyeccién por cien dias, el
segundo escenario se hara considerando una inyeccion de 180 dias y el tercer escenario
se hara con una inyeccion por 360 dias. Para cada escenario se presentara una tabla con

la configuracion de la prueba huff & puff.
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7.5 Analisis de resultados de la sensibilizaciéon de los tiempos de
inyeccion

7.5.1 Escenario 1. Tiempo de inyeccion por 100 dias

Con el fin de incrementar la penetracion del nanofluido, se probara un tiempo de inyeccion

de 100 dias por ciclo, la configuracion ya con este cambio de tiempo de inyeccion se

muestra en la siguiente tabla.

Tabla 7.4: Configuracion de la prueba huff & puff bajo el escenario 1.

Etapa Duracién [dias] | Gasto maximo [bbl/dia] | Gasto minimo [bbl/dia]
Inyeccion 100 270.47 94.35

Remojo 3 - -
Produccion 730 283.05 -

El comportamiento de la prueba huff & puff se muestra en la Figura 7.8, donde la curva en
color azul representa el gasto de inyeccion del nanofluido, mientras que la curva en color
verde representa el gasto de produccién de aceite, se aprecia que al inicio del ciclo de
produccion se da una meseta de produccion, la cual tiene una duracion de 184 dias con
gastos de entre 5.7 y 7.45 bbl/dia, este comportamiento se debe a la inyeccién de agua y
de NPs previa en este pozo, una vez finalizado este periodo la produccién comienza a
aumentar hasta llegar a producir un gasto maximo de 198.574 bbl/dia. Por su parte en la
Figura 7.9 se muestra la produccion acumulada de aceite, la cual alcanza un valor de

151,648 bbl por un tiempo de produccién de tres afios con cinco meses.
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Figura 7.8: Comportamiento de la prueba huff & puff bajo el escenario 1.
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Figura 7.9: Produccion acumulada de aceite obtenida por el pozo YNM-P1, bajo el escenario 1.

Con esta inyeccion de dos ciclos de cien dias se estara dando una adsorcion mayor. En la
Figura 7.10 se muestra el perfil de adsorcion para la capa 4, en la trayectoria del pozo
YNM-P1 al pozo YNM-P3. Se aprecia que la adsorcion estard llegando hasta los 115 ft
con valores por debajo de los 90 mol/m?3, que es la adsorcién maxima definida, a partir de
los 115 ft y hasta llegar a los 275 ft se dan valores de adsorcion por debajo de los 0.8

mol/m?3, por lo que con esta inyeccion mayor se esta dando una mejor difusion.
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Figura 7.10: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacién, escenario 1.

Dada la adsorcién mayor se estaran presentando mayores afectaciones a las propiedades
petrofisicas, por su parte en la Figura 7.11, se presenta el perfil de permeabilidad en la
capa 4 para la trayectoria del pozo YNM-P1 al pozo YNM-P3, la curva continua es la
curva de permeabilidad del modelo sin inyecciéon de método de recuperacion mejorada, y

la curva discontinua se refiere a la permeabilidad al final del tiempo de produccién, en
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este perfil se aprecia una disminucion en la permeabilidad en la vecindad el pozo de
6.16%.
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Figura 7.11: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 1.

Posteriormente en la Figura 7.12 se muestra el perfil de porosidad igualmente para la
capa 4 y la misma trayectoria, donde la curva continua es referente a el perfil de
porosidad original, mientras que la curva discontinua se refiere a la porosidad al final del
tiempo de produccion, para este caso la disminucién se estd dando en un 1.99%, estos
porcentajes de disminucion en las propiedades petrofisicas son cercanos a los obtenidos
por Sepehri et al. (2019), en experimentos de nucleo.
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Figura 7.12: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenariol.

La capa con propiedades petrofisicas con menor valor esti teniendo una penetracion

menor, y un dafio en permeabilidad del 3.24% y de 1.08% para la porosidad.
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Al analizar el perfil de saturacion se aprecia que, si se esta dando un desplazamiento del
banco de aceite al final del primer bache hasta los 400 ft, y en la vecindad del pozo se
tiene una menor saturacion propiciando un empuje mayor en esta zona, posteriormente al
abrir la produccién por 2 afos el banco de aceite ya esta en las cercanias del pozo
productor. El segundo ciclo de inyeccién estara empujando el banco de aceite con mayor
volumen hasta los 320 ft y al momento del final del tiempo de produccién este banco esta
regresando de buena manera al pozo productor y dejando una saturacién de aceite
mucho menor que con el primer ciclo. Este comportamiento descrito se aprecia en la
Figura 7.13 donde se presentan los perfiles de saturacion a distintos tiempos, la linea de
color café representa la saturacion de aceite al final de la inyeccién del primer bache de
nanofluido, la curva en color verde olivo representa la saturacion de aceite al final del
primer periodo de produccion, la curva en color rojo representa la saturacion de aceite al
final del segundo bache de inyeccion de nanofluido y finalmente la curva en color verde

claro representa la saturacion de aceite al final del tiempo de produccién total.
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Figura 7.13: Perfiles de saturacion entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 a distintos tiempos de

simulacién para el escenario 1.

Con esta configuracién se obtiene una buena recuperacion de aceite, esta recuperacion
es 11.41% menor que con el caso base, al mismo tiempo de produccion. Con un mayor
tiempo de inyeccion si se aprecia una afectacion un poco mayor en las propiedades
petrofisicas sélo hasta los 115 ft aproximadamente, la adsorcion se da hasta los 260 ft,
pero esta adsorcién sera en un valor muy pequefio a partir de los 115 ft. La penetracion
del nanofluido sigue siendo hasta los 115 ft de manera significativa, sin embargo, se
buscara que el nanofluido penetre mas por ello se aumentara el tiempo de inyeccién a
seis meses y un afio solo para observar si cambia la penetracién del nanofluido

produciendo una mayor adsorcion de NPs a mayor distancia.
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7.5.2 Escenario 2: Tiempo de inyeccién 180 dias

La configuracién de la prueba se muestra en la siguiente tabla:

Tabla 7.5: Configuracion de la prueba huff & puff bajo el escenario 2.

Etapa Duracion [dias] | Gasto maximo [bbl/dia] | Gasto minimo [bbl/dia]
Inyeccion 180 270.47 94.35

Remojo 3 - -
Produccion 730 283.05 -

Se esta manteniendo el mismo tiempo de simulacion (seis afios ocho meses) solo que
ahora se esta aumentando el tiempo de la inyeccién del nanofluido. En la Figura 7.14 se
aprecia el comportamiento de la prueba huff & puff con esta configuracion, dénde la curva
verde representa el gasto de produccién de aceite y la curva azul representa el gasto de
inyeccion de agua. En esta figura se aprecia que la meseta de produccién es mayor a las
obtenidas anteriormente, asi como se ve que para el inicio del segundo ciclo de
produccién le esta costando mas trabajo producir a gastos altos, esto debido a que el
bache de inyeccién de nanofluido estd desplazando al banco que aceite mas hacia el
yacimiento y al momento de arrancar produccién se estara produciendo mayormente agua
en el tiempo que el banco de aceite regrese a las vecindades del pozo productor de la
prueba. Con esta configuracién se obtiene un gasto méaximo de 150.44 bbl/dia. Por otra
parte, en la Figura 7.15, se muestra la produccién acumulada de aceite bajo este
esquema, dicha grafica corrobora lo comentado, ya que se aprecia un periodo plano de
produccion mayor al arrancar los ciclos de produccién, la produccién acumulada
alcanzada es de 93,656 bbl por un periodo de produccion de 3 afios. Dado que la
produccién va al alza es importante seguir con una produccién por mas tiempo, pero al
comparar con las configuraciones pasadas a este tiempo de 3 afios de produccion, este

escenario esta produciendo menos que los pasados.
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Figura 7.14: Comportamiento de la prueba huff & puff bajo el escenario 2.
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Figura 7.15: Produccion acumulada de aceite obtenida por el pozo YNM-P1, bajo el escenario 2.

Al inyectar por mas tiempo se da una adsorcion mayor, en la Figura 7.16, se muestra el
perfil de adsorcion, dénde se aprecia una penetracion del nanofluido hasta los 300 ft, hay
una adsorcion desde los 90 hasta 3.28 mol/m? en los primeros 115 ft, posteriormente de
los 115 ft a los 260 ft se tiene adsorcion por debajo de los 3.28 mol/m®y de los 260 a 300
ft se tienen valores por debajo de los 0.136 mol/m3. Esta adsorcién es mejor que en las
configuraciones pasadas, principalmente de los 110 ft a los 300 ft, fomentando un mayor

cambio en la mojabilidad de la roca.

Sin embargo, una mayor adsorcion significa un mayor bloqueo en permeabilidad y
porosidad, este efecto se puede observar en las Figuras 7.17 y 7.18, donde las curvas
punteadas se refieren a el perfil al terminar la produccion bajo este esquema y las curvas
continuas representan el perfil original, en la Figura 7.17 se muestra el efecto de las NPs

en el perfil de permeabilidad esta reduccion es del 6.2%, mientras que en la Figura 7.18
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se muestra el perfil de porosidad donde la inyeccion de las NPs resulta en una

disminucion del 2 % en esta propiedad, en las vecindades del pozo productor.
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Figura 7.16: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 2.
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Figura 7.17: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 2
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Figura 7.18: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 2.

Este escenario planteado genera una ligera mayor adsorcion, sin embargo, se esta dando
una menor recuperacion de aceite, una razon es que la mayor adsorcién de NPs genera
un mayor dafio a la permeabilidad y porosidad en las vecindades del pozo hasta los 115
ft, otra razén es porque el banco de aceite se desplaza mas hacia el yacimiento y le esta
costando mas tiempo regresar a las vecindades del pozo de la prueba, ademas este

banco de aceite que regresa sera en menor volumen.

Dada la penetracion obtenida se espera que al aumentar todavia mas el tiempo de
inyeccion se genere una mejor adsorcion de NPs y a su vez un mejor cambio de
mojabilidad, por lo tanto, se probara la inyeccién por un afio, manejando el mismo tiempo

de simulacion.

7.5.3 Escenario 3: Tiempo de inyeccion de 360 dias
Para este escenario se plante6 la inyeccibn por un afio para ambos ciclos, la

configuracion de la prueba se muestra a continuacion:

Tabla 7.6: Configuracion de la prueba huff & puff bajo el escenario 3.

Etapa Duracién [dias] | Gasto maximo [bbl/dia] | Gasto minimo [bbl/dia]
Inyeccion 360 270.47 94.35

Remojo 3 - -
Produccién 730 283.05 -
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En la Figura 7.19 se muestra el comportamiento de la prueba huff & puff, donde la
inyeccion de NPs se da por el afio completo para el primer ciclo, mientras que para el
segundo ciclo esta inyeccién se corta dado el tiempo de simulacion. En la figura se
aprecia que al inicio del primer ciclo de produccion se esta teniendo una meseta de 256
dias, mayor a las configuraciones pasadas, esto debido a que la inyeccién previa de agua
mas la inyeccién del nanofluido por un afio estan alejando demasiado el banco de aceite,
por esto mismo los gastos de aceite aun cuando ya se levanta la produccién, son
menores a los obtenidos anteriormente, el gasto de aceite maximo alcanzado es 126.24
bbl/dia. Por otra parte, en la Figura 7.20 se muestra la producciéon acumulada de aceite la
cual alcanza un valor de 59,957 bbl por un tiempo de produccion de dos afios con nueve
meses. Esta produccion es menor por un 60.46% respecto a la configuracién con 100 dias

de inyeccion.
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Figura 7.19: Comportamiento de la prueba huff & puff bajo el escenario 3.
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Figura 7.20: Produccién acumulada de aceite obtenida con el pozo YNM-P1, bajo el escenario 3.
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En la Figura 7.21 se muestra el perfil de adsorcion de NPs obtenido bajo este escenario,
la adsorciébn se da en buena magnitud hasta los 115 ft, bajando desde la adsorcion
maxima de 90 mol/m?3, posteriormente de los 115 a los 260 ft ya hay valores por debajo de
los 4.69 mol/m3, después de los 260 ft pasa de 0.2851 mol/m*® a 0 hasta los 320 ft. Al
observar este comportamiento se concluye que si se esta obteniendo una mejor adsorcién
a mayor distancia en el yacimiento propiciando un ligero mejor cambio en la mojabilidad,

cuando se mantiene un tiempo de inyeccion mayor.

Por otro lado, esta adsorcion mayor genera a su vez un mayor efecto en la porosidad y
permeabilidad, ya que con un aumento en el tiempo de inyeccion la disminucién en
porosidad es del 2% para la capa 4 y del 1.96% para la capa 6, mientras que la

disminucién en permeabilidad es del 6.2% y 5.82% para la capa 4 y 6 respectivamente.

Con esta configuraciéon se tiene un mayor dafio a la permeabilidad y porosidad, mas
acentuado a partir de los 90 ft, esto por la mayor adsorcién que se da a mayor distancia
del pozo de la prueba, igualmente se tiene bajo este escenario una recuperacion de aceite
menor causada por el mayor empuje del banco de aceite hacia el yacimiento y esto a su
vez indica que el banco de aceite llega mas facil a los pozos vecinos, quietandole el aceite

que puede recuperar a nuestro pozo productor de la prueba.
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Figura 7.21: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacién, escenario 3.

7.5.4 Analisis de resultados de los tiempos de inyeccién
Se debe tener un tiempo de inyeccidn 6ptimo, dado que al inyectar por un mayor tiempo
se tendra que alargar el tiempo de produccién para generar una mejor recuperacion de

aceite por el pozo de la prueba huff & puff, de igual manera, cuando se tiene un mayor
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tiempo de inyeccion se tendra entonces un mayor empuje del banco de aceite hacia los
pozos productores vecinos, logrando que estos pozos produzcan el aceite que el pozo de
prueba pueda producir. Asi mismo este desplazamiento del banco de aceite hace que la
meseta de produccion sea mayor a medida que el tiempo de inyeccion aumenta, esto
porque primero se va a producir mas agua al inicio del tiempo de produccién, dado que le
costard mas trabajo al banco de aceite desplazado regresar a las cercanias del pozo
productor para nuestra prueba, entonces cuando inicie la produccién, se tendra una
menor recuperaciéon de aceite. A continuaciébn, se muestra en la Figura 7.22, la
comparacion entre la produccion acumulada de aceite obtenida bajo cada uno de los
escenarios de inyeccion presentados, en dicha figura se aprecia que la mayor
recuperacion de aceite se da cuando hay un menor tiempo de inyeccién y se aprecia que
al incrementar el tiempo de inyeccién cuesta mas trabajo levantar la produccién. Al hacer
la comparacion tomando en cuenta el mismo tiempo de produccion, se tiene igualmente
una mayor recuperacion de aceite bajo el escenario de inyeccion de 58 dias (caso base)

con una diferencia del 11.48% respecto al escenario de inyeccién de cien dias.
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Figura 7.22: Produccion acumulada de aceite bajo los distintos escenarios de tiempo de inyeccion.

Con una inyeccion de 6 meses se tiene una recuperacion de aceite, obtenida por el pozo
productor de la prueba, de 93,656 bbl, mientras que para una inyeccion de 1 afio se tiene
una recuperacion de 59,957 bbl, las cuales estdn muy por debajo de las obtenidas bajo
100 y 58 dias de inyeccion. En la tabla 7.7, se muestra una comparacién de parametros
generales obtenidos en los distintos escenarios mostrados referentes a la produccion de
aceite en este pozo YNM-P1.
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Tabla 7.7: Comparacion de resultados de la sensibilizacion del tiempo de inyeccion.

Escenario Inyeccién Inyeccion 58 Inyeccion Inyeccion
100 dias dias 180 dias 360 dias
Inicio de la produccién de aceite (Se
alcanza un primer pico en el gasto de 14/11/2022 03/10/2022 02/02/2023 01/08/2023
produccidn de aceite)
Primer pico de aceite [bbl/dia] 26.93 28.57 26.54 16.61
Inicio de la meseta de produccion 27/11/2022 15/10/2022 10/02/2023 08/08/2023
Fin de la meseta de produccién 30/05/2023 15/04/2023 01/09/2023 15/04/2024
Duracién de la me§eta de produccién 184 182 203 251
[dias]
Rango de gasto de produccién ’de aceite 57745 6.5 - 8.25 6.46 - 5.76 49- 668
durante la meseta [bbl/dia]
Gasto promedio de produccién de aceite
.57 7.37 A1 7
durante meseta [bbl/dia] 6.575 375 6 579
Produccion acumulada de glcelte al final de 1354 69 1520 1082.91 756.739
meseta de produccion [bbl]

Dados los resultados de produccién acumulada de aceite y la duracién de las mesetas de
produccion, se descartan los escenarios que plantean una inyeccion mayor a los 6 meses
y se hara una comparacion para analizar que escenario conviene mas ocupar, si una

inyeccion de 100 dias o de 58 dias por ciclo.

7.5.5 Comparacion entre configuraciones tomando inyeccién de 58 dias y
100 dias

Primeramente, se muestran los parametros relacionados con la produccion de aceite, en
la tabla 7.8, se muestra una comparacién de los parametros y datos relevantes de las dos
configuraciones, donde se ve que la produccion acumulada con la configuracion de
inyeccion de 58 dias produce el 23.41% mas que la configuracion con mas tiempo de
inyeccion, considerando todo el tiempo de simulacion. Ahora bien, el tiempo de
produccion con el escenario que considera una inyeccion de 100 dias es de tres afios con
cinco meses, este tiempo es menor que la configuracion de 58 dias, por lo tanto, al
comparar los escenarios tomando el mismo tiempo de produccion, se sigue dando una
recuperacion mayor con un menor tiempo de inyeccién, esta produccion acumulada de
aceite es 11.48% mayor. Igualmente se aprecia que la meseta de produccion dura menos

con una inyeccion menor y a su vez da mayores gastos de aceite.
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Tabla 7.8: Comparacion de resultados entre el escenario 1y el caso base.

Escenario Inyeccién Inyeccién
Parametros 100 dias 58 dias
Adsorcion Maxima [mol/m3] 90 90
Adsorcion Residual [mol/m?] 90 90
RRFT 2.5 25
Densidad fase solida [kg/m?] 270 270
Concentracion [ppm] 2000 2000

Isoterma de Adsorcién ocupada

Monfared et

Monfared et

al. (2015) al. (2015)
Tiempo de Inyeccion [dias] 100 58
Tiempo de Produccion [dias] 730 730
Produccién acumulada de aceite [bbl] 151,648 187,162
Gasto de aceite maximo [bbl/dia] 198.574 217.14
Recuperacion de Aceite respecto al 0
escenario de 100 dias [%] 23.419%
Recuperacion de Aceite respecto al
. . -18.98% -
escenario de 58 dias [%)] 8.98%
Cambio en Permeabilidad capa 6 [%] -3.238% -3.803%
Cambio en Porosidad capa 6 [%] -1.081% -1.273%
Cambio en Permeabilidad capa 4 [%] -6.160% -5.212%
Cambio en Porosidad capa 4 [%] -1.989% -1.677%

Respecto a la adsorcion de NPs se tiene una mejor adsorcién cuando hay un mayor
tiempo de inyeccién en las capas con mejores valores de propiedades petrofisicas (capa
4), mientras que, para la capa con propiedades petrofisicas con valores menores (capa 6),
se da una adsorcidon mayor con una inyeccién por un menor tiempo, esto debido a que la
duracién de la inyeccién esta ayudando a que sea mas uniforme la adsorcién por todos
los intervalos disparados. Tomando en cuenta lo anterior también se muestra la
comparacion entre la disminucién en permeabilidad y porosidad en la tabla 7.8 y se
aprecia que con el escenario de 58 dias de inyeccion se tiene un menor dafio en estas
propiedades en las vecindades del pozo, aproximadamente hasta los 115 ft, de acuerdo
con lo mostrado en la seccion de configurar cambio en porosidad y permeabilidad en
STARS, si son logicos estos resultados, ya que para los casos planteados, cuando

tenemos una adsorcion de NPs mayor en las cercanias del pozo inyector la porosidad si
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disminuye de mayor manera que con una adsorcion menor, y por lo tanto la permeabilidad
también disminuye, esto debido a que a una adsorcidon mayor, la concentracion de NPs
presentes es mayor. En la capa 6 se tienen valores mas bajos de porosidad y
permeabilidad que en la capa 4, por lo que el nanofluido no entra tan bien como en otras
capas, sin embargo, con una menor duracién de inyeccidon se esta presentando mas
penetracion porque hay una difusion mas uniforme de este nanofluido. Al tener esta
mayor adsorcién con una inyeccion de 58 dias en esta capa, se estara dando un mayor

dafio en las propiedades petrofisicas que con una inyeccion de 100 dias

Al comparar como se estara desplazando el banco de aceite, se ve que al final del primer
ciclo de inyeccién hay un empuje menor del banco de aceite con una inyeccion de 58
dias, por su parte al final de la inyeccion del segundo bache de NPs el volumen de aceite
que queda en las cercanias del pozo sera mayor para el caso base, por lo tanto, se
aprecia un mayor volumen de aceite a recuperar en las cercanias para un tiempo de
inyeccion menor. Ademas, al tener el banco de aceite desplazado mayormente hacia los
pozos productores vecinos cuando se aumenta el tiempo de inyeccion, la produccion de
aceite de estos pozos incrementa, dando paso a que se podria llegar a analizar una

inyeccién continua.

7.5.6 Efecto del tiempo de inyeccion sobre el cambio de mojabilidad

Ahora se muestran en la Figura 7.23 los perfiles de permeabilidades relativas y de
saturaciones de agua y aceite entre el pozo YNM-P1 y el pozo productor YNM-P3, con el
fin de identificar los puntos a los que estan correspondiendo en los sets de interpolacion
bajo los escenarios de inyeccion de cien dias y hacer una comparacion con lo obtenido en
el caso base. El nanofluido esta entrando hasta los 115 ft con valores altos, por lo que se
espera que hasta esa distancia el valor de las permeabilidades relativas sea

correspondiente al set de curvas de permeabilidad relativa numero dos.
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Figura 7.23: Perfiles de saturacion y permeabilidad relativa entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-
P3

En la Figura 7.23 las curvas continuas corresponden a la inyeccién bajo el escenario de
100 dias al final del segundo bache de inyeccion de NPs (22/02/2025), mientras que las
curvas discontinuas corresponden al escenario de inyeccion de 58 dias también al final
del segundo bache de nanofluido (30/11/2024), las curvas verde olivo corresponden a la
permeabilidad relativa del aceite, las curvas en color azul marino corresponden a la
permeabilidad relativa del agua, las curvas en color verde claro corresponden a la
saturacién de aceite y las curvas en color azul claro corresponden a la saturacion de

agua.

En el caso del escenario de 100 dias de inyeccion para los 65.6 ft, se tiene una Sy de
0.595031, kmw: 0.0576317, ky: 0.0553642, de acuerdo con los sets de curvas de
permeabilidad estos valores se estan acercando a el segundo set de curvas mostrados en
la tabla 7.9, estos valores no son los valores exactos debido a que la adsorcién no esta
teniendo a esa distancia su valor maximo. A los 16.4 ft hay una Sw: 0.738, ky: 0.01414,
kw: 0.05127 estos si estan mas cercanos a los valores del segundo set de curvas de
permeabilidad relativa. Para los 115 ft que esta por delante del frente de Nps, (si hay
adsorcion, pero es practicamente de 0) se tiene Sw: 0.453858, kw: 0.064008, kr: 0.09683,;
estos valores son mas cercanos a el set de interpolacion 1, el cual se refiere a un flujo sin

método de recuperacion mejorada.
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Tabla 7.9: Valores de ko y krw €n l0s sets de curvas de permeabilidad usados en el modelo.

Set de interpolacién Sw 0.59503 0.738

kro 0.01292 0
Setl

Krw 0.17705 0.36344

kro 0.06714 0.00648
Set 2

Krw 0.01180 0.03684

Comparando los resultados obtenidos bajo el escenario de 100 dias de inyeccién con el
caso base, se aprecia que los valores obtenidos en las graficas de permeabilidad relativa
para ambos casos se acercan mas a los valores en el segundo set de curvas de
permeabilidad relativa presentadas, sin embargo, la permeabilidad relativa al aceite es
mas cercana a los valores obtenidos en el segundo set de curvas de permeabilidad para
el caso de inyeccién de 100 dias, igualmente a una distancia mas cercana del pozo
inyector se obtiene una mejor aproximacion a las curvas del segundo set para el tiempo
de inyeccion de 100 dias, por lo que este periodo de inyeccibn mayor estard dando
mejores resultados en el cambio de mojabilidad a mayor distancia del pozo inyector. Este
mejor cambio de mojabilidad a mayor distancia en el yacimiento permitird que el aceite

pueda fluir mas facilmente y pueda ser extraido por un tiempo mayor de produccion.

La saturacion de aceite es mayor en la vecindad del pozo para la inyeccién de 58 dias, a
pesar de que ha tenido 84 dias de mayor produccién. Llegando a los 315 [ft] la saturacion
de aceite sera la misma para ambos casos, dado el empuje mayor del banco de aceite al

haber un mayor tiempo de inyeccion.

Dado lo anterior se puede concluir que con una configuracion de 58 dias el
funcionamiento de las NPs en funcion del cambio de mojabilidad se da en menor
magnitud que con el escenario de 100 dias de inyeccion. Para la configuracién de 100
dias de inyeccion se observa una mayor adsorcién y cambio de mojabilidad al agua, por lo
que la recuperacion de aceite se da de mejor manera considerando un tiempo de

produccion mas largo en la simulacion.

Una configuracion con escenario de inyecciéon de 100 dias es mejor cuando se quiere
tener una buena penetracion del nanofluido en el yacimiento, propiciando un mejor

cambio de mojabilidad en las vecindades del pozo ocupado para la prueba, generando
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que el aceite fluya de mejor manera y se pueda obtener una buena recuperacion de
aceite, por otro lado, con una configuraciéon con un tiempo de inyeccion de 58 dias, se
esta dando una mejor recuperacion de aceite por un 23.41% a lo largo de todo el tiempo
de simulacion, y se obtiene, con el mismo tiempo de produccién, una recuperacion del
11.48% mayor que con una inyeccion de 100 dias. Es por ello que la configuracién de
inyeccion de 58 dias serd la mejor hasta el momento, dado el buen cambio de mojabilidad
en la roca y dada su mejor recuperaciéon de aceite bajo el escenario huff & puff, no
obstante, se tomara por el momento la configuracion de inyeccion de 100 dias (escenario
1) como configuracién estandar, para sensibilizar manualmente distintos parametros
dentro de la simulacién que ayuden a incrementar la penetracion del nanofluido y la
recuperacion de aceite para este pozo de prueba. Una vez sensibilizados se hara una
configuracion de inyeccion de 58 dias con los nuevos pardmetros para analizar si también

con ese tiempo de inyeccion se estara recuperando mas aceite.

7.6 Analisis de Sensibilidad Global: parametros involucrados en la
simulacién

El andlisis global va a permitir que se identifiguen los parametros mas importantes dentro

de la simulacién y que estos puedan tener valores 6ptimos para la prueba huff & puff. Este

analisis global se hara primero de parametro en parametro para identificar su impacto en

la simulaciéon de la prueba.

Los parametros mas importantes por variar para analizar el comportamiento de la prueba
y de los mismos perfiles mostrados en el andlisis local del tiempo de inyeccion son: el
gasto de inyeccion de nanofluido, el factor de resistencia residual, la adsorcién de NPs
maxima, la posible definicion de una reversibilidad en la adsorcion de NPs y la densidad
bruta de las NPs, ya que estos parametros son de gran incertidumbre para lograr una
mejor recuperacion de aceite. Dichos parametros se muestran en la tabla 7.10, dénde
cada uno se acomparia de su valor, al que llamaremos original, dichos valores fueron los
ocupados para la configuracién estandar, definida anteriormente (la isoterma de adsorcion

ocupada se muestra en el anexo B en la figura B2).
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Tabla 7.10: Valores originales de parametros a sensibilizar.

Adsorcién Maxima [mol/m?3] 90
Adsorcion Residual [mol/m?3] 90
Factor de resistencia residual 25
Densidad bruta de NPs [kg/m?] 270
Densidad de nanofluido [kg/m3] 1066.32
Concentracion de NPs a inyectar [ppm] 2000
Isoterma de adsorcion Modificada de Monfared et al.
(2015)
Gasto de inyeccion de nanofluido [bbl/dia] 270.57

Para cada escenario que se presente, se indicara especificamente que parametro se

modificard con un nuevo valor en cada apartado del analisis de resultados.

7.6.1 Justificacion de la sensibilizacién de parametros

7.6.1.1 Gasto de Inyeccion de nanofluido

Una vez sensibilizado el tiempo de inyeccion, se plante6 un aumento en el gasto de
inyeccion del nanofluido con el fin de que se obtenga una mejor penetracion y asi un
mayor cambio en la mojabilidad de la roca por mas distancia hacia el yacimiento. Para ello
se analizaron los experimentos de Sepehri et al. (2019), con el fin de igualar la velocidad
de inyeccién que ocuparon en el nicleo y con esa velocidad calcular el gasto de inyeccién
para el pozo. El calculo de la velocidad de inyeccién en el nlacleo se hizo mediante la
ecuacion 7.1.

4n
Un =—7"

=7 (7.1)

Una vez calculada la velocidad de inyeccién en nlcleo y teniendo en cuenta que se quiere
la misma velocidad de inyeccidon para el yacimiento, se procede a hacer el célculo
mediante la ecuacion 7.2, donde va a multiplicar el area del pozo por la velocidad de

inyeccion del nacleo para obtener un gasto de inyeccién nuevo.

Giny, = (v [5]) AEm2D) = (v, [5]) @7 (7.2)

El valor de gasto resultante es de 3708.52 bbl/dia. El procedimiento del célculo se

muestra en el anexo C.
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7.6.1.2 Adsorcion maxima de nanoparticulas

Con el fin de buscar una mayor penetracién del nanofluido en el yacimiento se probara
ahora cambiar la adsorcion maxima de las NPs, este cambio se hara porque al hacer el
analisis de este pardmetro en la inyeccion en nlcleos se obtuvo una mejor penetracion de
las NPs. Esto se da porque al tener un menor valor maximo de adsorcion, las NPs no se
guedan adsorbidas en las cercanias del pozo, obstruyendo el paso de los fluidos; sino que
se adsorbe la cantidad maxima y de ahi el nanofluido sigue en suspensién, llegando a

partes de la roca que no tienen NPs adsorbidas, mas adentro del yacimiento.

7.6.1.3 Concentracién de nanoparticulas a inyectar

La concentracion de NPs debe ser seleccionada cuidadosamente ya que, de acuerdo con
Sepehri et al. (2019), el incremento en la concentracion de NPs a inyectar refleja una
mejor recuperacion de aceite, no obstante, si se llega a seleccionar una concentracion
demasiado alta ya no habra un efecto significativo en la recuperacion de aceite. De igual
manera el aumento en concentracion, en lugar de ayudar a el cambio de mojabilidad o
una mejora en la tensién interfacial, fomentara taponamiento en los poros, evitando el
paso de fluidos mas facilmente. Desde luego el area transversal expuesta al flujo en el
ndcleo es mucho mayor proporcionalmente al area transversal expuesta al flujo en el caso
del pozo. Es por ello que se tiene que definir una concentracién de NPs Gptima. Por otro
lado, de acuerdo con Hendraningrat et al. (2021), en experimentos en ndcleos, al pasar de
una concentracion de NPs mayor a una menor se obtiene una mejor recuperacion de

aceite.

Dadas las observaciones anteriores se pasara a sensibilizar esta concentracion, la
concentracion original ocupada en el presente trabajo es de 2000 ppm, la cual para
Sepehri et al., (2019), es la concentracion 6ptima, ahora por lo comentado anteriormente
se propone evaluar la concentracion a 5000 ppm para analizar su efecto. Igualmente, se
debe tener en cuenta que todas las NPs en el fluido dispersante estan suspendidas al
aumentar la concentracion, esta suposicion esta sujeta a las condiciones experimentales

con este tipo de NPs.

7.6.1.4 Factor de resistencia residual

El factor de resistencia residual (RRFT) es un parametro de gran importancia, ya que
tiene un impacto directo en la permeabilidad después del uso de un método de
recuperacion mejorada. De acuerdo con Hendraningrat y Torsaeter (2015), un valor mayor

de RRFT lleva a una mejor recuperacion de aceite. Esto debido a que al aumentar el
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RRFT, aumenta la tendencia de que se adsorban de mejor manera las NPs, generando
una buena agregacién. En este mismo trabajo se tienen valores de RRFT desde 0.96 a
1.90. Por otra parte, Hendraningrat, (2015) mostré una variacion en sus experimentos de
acuerdo con el tipo de nanofluido en donde la variacion del RRFT se muestra en funcién
de la mojabilidad inicial. En dicho trabajo, para una mojabilidad intermedia el factor de
resistencia va de 1.8 a 2.5, mientras que para una mojabilidad al aceite va de 0.8 a 1.6,
estas variaciones en RRFT a su vez dependen del incremento en temperatura, y del tipo

de salmuera usada en el nanofluido.

Dado lo anterior se analiz6 dentro de esos experimentos el nanofluido més parecido a las
caracteristicas del nanofluido ocupado para esta prueba y se concluy6 que el RRFT en

este caso debe de oscilar entre el 1.19y 2.5.

Por otro lado, Hendraningrat et al. (2021) realizaron el desarrollo de un simulador de
inyeccion NPs como método de recuperacidbn mejorada, capaz de capturar las
caracteristicas de las NPs, dénde el célculo del RRFT se puede realizar en funcién de la
permeabilidad. De acuerdo con un novedoso asistente llamado “process wizard” de
STARS de CMG, se tiene como maximo un valor de cinco para este pardmetro. Por ello,
en el presente trabajo se plante6 hacer modificaciones del RRFT a valores 1.19 a5y a

analizar el comportamiento sobre las curvas previamente analizadas.

7.6.1.5 Densidad del nanofluido

La densidad del nanofluido, es un parametro que también es variado en distintos
experimentos realizados por Hendraningrat (2015), dénde dependiendo de Ila
concentracion de NPs y de NaCl se hace la variacion. Dicha variacion va de los 1015
kg/m? a los 1070 kg/m?3. De acuerdo con lo anterior y a lo descrito por Moedano (2022),
dénde se toma este parAmetro como un parametro de ajuste para su analisis, se optd por
una densidad para el caso base de 1066 kg/m?3. Dadas las caracteristicas similares de un
nanofluido presentado por Hendraningrat (2015), se analiz6 disminuir el valor de esta

densidad al mas bajo de 1016 kg/m?.

7.6.1.6 Densidad bruta de las nanoparticulas

La densidad bruta de NPs es un pardmetro con incertidumbre, debido a que no hay un
valor fijo establecido en bibliografia. Sepehri et al. (2019), tomaron un valor de 100 kg/m?3,
Hendraningrat y Torsaeter (2015), tomaron 50 kg/m3, Hendraningrat et al. (2021)

propusieron un valor de 2650 kg/m?® en el simulador, Hendraningrat (2015) manej6é un
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rango de 50 a 110 kg/m3, finalmente Monfared et al. (2015) manejaron 2200 kg/m?
Adicionalmente, Moedano (2022) mostré que esta densidad es ocupada como parametro
de ajuste en los perfiles de porosidad y permeabilidad. Dadas las ecuaciones 6.1 y 6.2
mostradas en la seccién de configuraciébn de cambios en porosidad y permeabilidad en
STARS, queda claro que la porosidad resultante estd en funcion de la densidad del
componente sélido y al verse afectada la porosidad a su vez se estara afectando a la

permeabilidad.

Para la configuracion estandar se ocupd el valor de 270 kg/m3, dado lo comentado
anteriormente, se hizo una variacion en este parametro, primero se muestra una
simulaciéon tomando un valor de 50 kg/m?, posteriormente se muestra una simulacion

ahora tomando un valor de 2650 kg/m?3.

7.6.1.7 Adsorcién residual de nanoparticulas

En los trabajos citados con anterioridad, se tomd un cierto grado de reversibilidad,
generando una mejor difusién de las NPs y logrando tener buenos resultados en cuanto a
el cambio de mojabilidad en la roca, propiciando una mejor produccion de aceite, es por
ello se plante6 una reversibilidad en la adsorcion de NPs. Para este caso se tomara una
reversibilidad del 66.66% al tener una adsorcion maxima definida de 90 mol/m® entonces

la adsorcion residual es de 30 mol/mé3.

Esta decisiobn se tom6 con base en que una adsorcién de 30 mol/m® dio buenos
resultados anteriormente en cuestion de penetracion del nanofluido. Ademas de acuerdo
con Moedano (2022) cuando se definié la adsorcion maxima de 30 mol/m® arrojé6 un muy
buen ajuste con datos experimentales considerando la disminucién en la tension

interfacial.

7.6.1.8 Isoterma de adsorcion

Para lograr un buen funcionamiento de las NPs como método EOR se requiere que la
interaccion entre las NPs y la roca se indique de manera apropiada para que la adsorcion
se dé mejor. Es por ello, que la isoterma de adsorciébn es un parametro de vital
importancia y con un gran nivel de incertidumbre. En bibliografia no se especifica alguna
isoterma ideal con la temperatura de este yacimiento, solo Monfared et al. (2015)
obtuvieron isotermas a 293, 303 y 313 K de experimentos en nucleos. Al ser de las pocas

isotermas mostradas en bibliografia, estas se tomaron como base para ingresar al modelo
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para las simulaciones en yacimiento. La descripcion y valores de la isoterma ocupada

inicialmente se muestran en el anexo B.

Dada la falta de isotermas de adsorcion que no mencionan distintos autores en sus
experimentos, se analizé la forma en la que se modela la adsorcién de algin componente

en STARS, en este caso sera para las NPs.

En el manual de STARS, CMG (2021) se muestra que la isoterma de adsorcién puede ser
calculada en funcion de la correlacién de la isoterma de Langmuir, mostrada en la

ecuacion 7.3.

Az
1+ Bz
Donde z es la concentracion de algin componente y los parametros A y B son

AD = (7.3)

dependientes de la temperatura. Basados en esta correlaciéon la adsorcibn maxima esta
definida por la siguiente relacion:

A

En el mismo manual se menciona que estos valores A y B no siempre se conocen, por lo
que la correlacién de la isoterma de Langmuir se puede reescribir de la siguiente manera:
A/ Bz

1= 55 m) 7
De la Ec. 7.5 ya se puede calcular la adsorcion para cada valor de concentracion
deseados, asi mismo los parametros A y B se pueden calcular basandose en la
composicion del fluido en el valor maximo de adsorcién que se tenga. En el manual de

STARS se sugiere que el factor Bz sea igual a 10 para el calculo de los factores By A.

Tomando en cuenta lo anterior, se planted proponer una isoterma nueva, para ello se
tomé para el célculo una concentracion de 2000 ppm de las NPs, que es la que se esta
ocupando en el modelo, este valor de concentracion es equivalente en fraccion masa a
0.002 y en porciento peso es de 0.2 (el paso a paso del calculo de la isoterma propuesta

se muestra en el anexo B).

Lo primero es pasar el valor de adsorcion maxima que se tenga, a las unidades g/cm3PV,
esta adsorcibn méxima se tomara como el valor médximo de la isoterma dada por

Monfared et al. (2015), para empezar el calculo.
Este cambio de unidades a g/cm3PV se hace mediante la siguiente ecuacion:

76



mgsurf < - ¢)pr>[ Iroca x10_3[ Isurf ] _ [ Ysurf (7.6)

¢ cm3PV MYGsurf cm3PV

Obteniendo un valor de 0.02812, el valor de B se calculé con base en la concentracién en

gT‘OCd

fraccion masa, dando como resultado 5000, posteriormente se calcula el valor de A,
conociendo la adsorcion méaxima mediante la Ec. 7.4, obteniendo un valor de 140.62
g/lcmPV.

Para dejar el valor de adsorciéon en unidades requeridas por STARS, mol/m® se debe de

dividir el valor entre el peso molecular del SiO, y convertir a m3.

Por su parte los valores de fraccion mol se calculan multiplicando el valor de
concentracion (zj) por el peso molecular del agua entre el peso molecular de las NPs
(SiOy).

MMy, o

fraccion mol = z; ————
MM
i0,

(7.7)

Teniendo los valores de A y B ya se puede generar una tabla de adsorbato adsorbido a
cierta concentracion, para este caso se vario solamente la concentracion para obtener
una isoterma mediante la correlaciéon de Langmuir mostrada en la Ec. 7.5. En la tabla 7.11
se muestran los valores de concentracién [fraccion mol] y de adsorbato adsorbido
[mol/m3PV] gque se obtuvieron en el proceso (en el anexo B se muestra la tabla B1 con las
distintas unidades ocupadas para llegar a obtener la isoterma en unidades requeridas por
STARS).

Tabla 7.11: Valores de concentracion y adsorbato adsorbido resultantes del calculo de la nueva
isoterma de adsorcién.

) Adsorbato
Concentracion )
» adsorbido
[Fraccion mol]
[mol/m3PV]
0 0
1.1983E-05 78.0116
2.3966E-05 133.7342
5.9915E-05 234.0348
1.7974E-04 351.0522
2.9957E-04 390.0580
5.9915E-04 468.0697
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La isoterma obtenida, la cual se llamaré isoterma propuesta, se muestra en la Figura 7.24
representada en color naranja, en esta misma figura se muestra la isoterma tomada de
Monfared et al. 2015 representada en color gris. En esta figura se ve que la isoterma
obtenida propiciara una mejor difusion de las NPs ya que el adsorbato adsorbido no se da
a una gran cantidad con concentraciones menores, obteniendo mejor transporte a través
del medio poroso.
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3 400
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< & 300
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50 etal. 2015
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Fraccion mol

Figura 7.24: Isotermas de adsorcién propuestas para el modelo.

7.7 Analisis de resultados

7.7.1 Escenario 4: Modificando gasto de Inyeccidn, igualando la velocidad
Ahora se realizara la prueba huff & puff con un gasto de inyeccion de nanofluido de

3708.52 bbl/dia, por lo tanto, la configuracion quedara de la siguiente manera.

Tabla 7.12: Configuracién de la prueba huff & puff, escenario 4.

Etapa Duracién [dias] | Gasto maximo [bbl/dia] | Gasto minimo [bbl/dia]
Inyeccion 100 3708.5 94.35

Remojo 3 - -
Produccién 730 283.05 -

Al generar la corrida de la prueba con esta modificacion en gasto de inyeccion del
nanofluido se obtuvieron los siguientes resultados, en la Figura 7.25, se muestra el
comportamiento de la prueba huff & puff, en dicha figura se aprecia que el ciclo de
inyeccion no mantiene el gasto mayor por todo el tiempo dado, sin embargo, si hay una
inyeccion de NPs mayor que con el caso base, por otro lado se aprecia que el gasto de

aceite es menor con esta configuracién alcanzando un gasto maximo de 158.519 bbl/dia,
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ademas se aprecia que la meseta de produccion en comparacién con una inyeccion con
el gasto de 270.47 bbl/dia, es mayor. En la Figura 7.26, se muestra la produccién
acumulada de aceite la cual es de 106,818 bbl por un periodo de tres afios con cinco
meses, esta produccién acumulada es 29.56% menor que la obtenida con el caso de un

gasto de inyeccion menor.
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Figura 7.25: Comportamiento de la prueba huff & puff bajo el escenario 4.
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Figura 7.26: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 4.

Por su parte, en el perfil de adsorcion mostrado en la Figura 7.27, se aprecia que hay
mayor adsorcion bajo este esquema que con la obtenida con gasto de inyeccion menor.
De igual manera la penetracién del nanofluido es un poco mejor al llegar con valores de
3.82 mol/m?® a los 115 ft y de ahi llega a un valor de 0.192 hasta los 260 ft, sin embargo, la
recuperacion no estd siendo la deseada dado que las propiedades petrofisicas estan
teniendo una afectacion mayor, en las Figuras 7.28 y 7.29, se muestran los perfiles de

porosidad y permeabilidad respectivamente, donde los perfiles originales se muestran en
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una curva continua y los perfiles resultantes después del proceso EOR se muestran en

curvas dis

continuas, en dichas figuras se aprecia una disminuciéon mayor en las cercanias

del pozo, se tiene una disminucién del 2% en la porosidad y una disminucién del 6.2% en

la permeabilidad, incluso un poco después de los 115 ft se esta obteniendo una ligera

disminuciéon en la permeabilidad, dada la mayor penetracion en esta distancia del

yacimiento.
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: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 4.
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Figura 7.28: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 4.
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Figura 7.29 Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 4.

Dado el comportamiento de la prueba, al modificar el gasto de inyeccién tratando de
igualar la velocidad de inyeccion en experimentos de ndcleo hechos por Sepehri et al.
(2019), se estara dando una mejor penetracion del nanofluido, después de los 115 ft sin
embargo la mayor penetracion genera un mayor dafio en las vecindades del pozo por lo
gue este aumento en el gasto de inyeccién es desfavorable a la recuperacion de aceite
gue se desea, por lo tanto se quedara un valor de gasto de inyeccién del nanofluido de

270.47 bbl/dia para el resto de los escenarios en el presente trabajo.

7.7.2 Escenario 5: Cambiando el valor de adsorcién méaxima a 30 mol/m3
La configuracion de la prueba se mantiene igual a la estandar, el Unico valor que cambiara

serd la adsorcion maxima de NPs, siendo ahora una de 30 mol/m3.

El resultado de la prueba huff & puff se muestran en la Figura 7.30 dénde las curvas en
color azul representan el gasto de inyeccion de nanofluido y las curvas verdes el gasto de
aceite, para todos los casos presentados a partir de éste, las curvas continuas
representan la configuracion estandar, mientras que las curvas discontinuas representan
el escenario planteado en cada caso, en este caso es modificando el valor de adsorcién
méxima. En dicha figura se aprecia que los gastos obtenidos con esta configuracion son
menores que los obtenidos por la configuracién sin modificaciones, incluso en el periodo
de meseta de produccion, mientras que el gasto maximo obtenido es de 177.295 bbl/dia.
En la Figura 7.31 se muestra la produccion acumulada obtenida con este escenario (curva
discontinua) en comparacion con la obtenida con la configuracién estandar (curva
continua), bajo este esquema se obtiene una produccion acumulada de 130,836 bbl. La

recuperacion obtenida es 13.72% menor que la obtenida con la configuracion estandar.
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Figura 7.30: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 5.
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Figura 7.31: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 5.

El perfil de adsorcién obtenido se muestra en la Figura 7.32, dénde se aprecia que, Si
llega a una adsorcion maxima de 30 mol/m?® en la vecindad del pozo, de este valor baja
hasta 1.66 mol/m?® en los 115 ft, y de ahi baja hasta los 0.1039 mol/m? al llegar a los 260
ft. Tomando en cuenta lo anterior, hay una ligera adsorcion mayor en a partir de los 115 ft
con esta configuracion que con la configuracion estandar, por lo que si se obtiene una
mejor penetracion con la disminucion en la adsorcibn maxima definida. Por otro lado, al
definir una adsorcién méxima menor, se tiene un menor dafio en permeabilidad y en
porosidad siendo este de 2.1% y de 0.67% respectivamente. Las Figuras 7.33 y 7.34
muestran los perfiles de porosidad y permeabilidad en ellas se puede apreciar el dafio en
la vecindad del pozo y hasta los 115 ft. Ademas, con la ligera adsorcion a partir de los 115

ft refleja un pequefio cambio en porosidad y permeabilidad.
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Figura 7.32: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 5.
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Figura 7.33: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 5.

NN
NS I N

Permeabilidad (md)

-~
o ~

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 110 120 130 140 150 160
Distancia (ft)

Figura 7.34: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 5.
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En vista de que se obtuvo una menor produccién de aceite al disminuir la adsorcion
maxima, se puede decir que no sera favorable para la produccién, buscar una mejor
penetracion al disminuir este parametro, debido a que no se presentard un cambio de
mojabilidad tan marcado, porque la concentracion del nanofluido es menor. Dicho lo
anterior, es importante definir una adsorcién maxima que esté por arriba de los 30 mol/m?
y menor a 280 mol/m?® para favorecer un buen cambio de mojabilidad y evitar un mayor
dafio a la formacién. Por el momento se seguira trabajando con una de 90 mol/m3, esto
porque se prob6 que cantidad de adsorcion maxima ayuda a que el nanofluido penetre
una mayor distancia y al variarla se ve que a valores de 30 o 290 mol/m® se estara
obteniendo una penetracién hasta los 115 ft con valores de adsorcién aceptables. El valor
de 30 mol/m? es un valor bajo para un yacimiento y un valor de 290 mol/m? puede ser muy
alto porque podra generar un mayor bloqueo de los poros. Por lo que se seguira

trabajando con una adsorcion méaxima de 90 mol/m?.

7.7.3 Escenario 6: Inyeccion cambiando a una concentracién de 5000 ppm
La modificacién en este caso sera s6lo la concentracion de NPs a inyectar quedando con
un valor de 5000 ppm, en la tabla siguiente se presenta el nuevo valor de concentracion y

la adsorcion méaxima ocupada.

Tabla 7.13: Parametros usados en la simulacién de la prueba huff & puff bajo el escenario 6.

Adsorcion maxima [mol/m?3] 90

Concentracion [ppm] 5000

En la Figura 7.35 se muestra el comportamiento de la prueba huff & puff, donde se
aprecia que hay menor gasto de aceite en los dos ciclos de produccién al aumentar la
concentracion de inyeccion de NPs, el gasto maximo que se alcanza es de 165.434
bbl/dia, igualmente la meseta de produccion dura un par de dias mas. Por otro lado, la
produccién acumulada se muestra en la Figura 7.36, dénde la curva punteada se refiere a
la configuracion obtenida la variar la concentracion y la curva continua se refiere a la
configuracion estandar. En dicha figura se observa que la produccién acumulada obtenida

en esta prueba es 18.79% menor que la obtenida por la configuracion estandar.
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Figura 7.35: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 6.
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Figura 7.36: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 6.

Al analizar el perfil de adsorcibn mostrado en la Figura 7.37, se aprecia que con el
aumento en concentracién hay una cantidad mayor de NPs adsorbidas, bajando desde 90
mol/m?® hasta los 4.1 mol/m? al llegar a los 115 ft, mientras que al llegar a los 260 ft ya se
obtiene un valor de 0.095 mol/m3. Estos resultados indican que, si se esta dando una
mayor penetracion del nanofluido hacia el yacimiento, sin embargo, en las cercanias del
pozo de la prueba, este aumento en la concentracién genera que al inyectar se obtenga
un mayor dafio en permeabilidad y porosidad llegando a un 6.21% y 2.02%
respectivamente, como se muestra en las Figuras 7.38 y 7.39, donde incluso a partir de

los 115 ft el dafio es un poco mas evidente.
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Figura 7.37: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 6.
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Figura 7.38: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 6.
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Figura 7.39: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 6.
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Aumentar la concentracién a una de 5000 ppm, mostré un comportamiento muy similar a
una simulacién con una concentracion de 2000 ppm para el primer ciclo de inyeccion, en
el segundo ciclo de inyeccién el gasto de aceite es ligeramente menor y por lo tanto la
produccién acumulada sera menor para una simulacion con 5000 ppm, asi mismo la
porosidad y permeabilidad estan teniendo una mayor afectacion con una concentracion
mayor, por esto el gasto de aceite disminuye. Por lo anterior la concentracion de 2000
ppm serd éptima en este yacimiento, ya que si se aumentara estaria disminuyendo la

recuperacion y ya no conviene el uso de las NPs.

7.7.4 Escenario 7: Aumentar RRFT a5

El factor de resistencia residual se definié con el valor de 5 para el primer caso, tomando
como base la configuracién estandar y con los parametros nuevos mostrados en la tabla
7.14.

Tabla 7.14: Parametros usados en la simulacion de la prueba huff & puff bajo el escenario 7.

Adsorcion maxima [mol/m?3] 90
Concentracion [ppm] 2000
RFFT 5

Definir un RRFT de 5 generd una disminucion en la produccion, arrojando un resultado
contrario a lo que mencionan Hendraningrat y Torsaeter (2015), como se observa en la
Figura 7.40 con esta configuracion se obtiene un gasto maximo de 188 bbl/dia, este gasto
menor comparado al obtenido con la configuracion estandar, también refleja una

produccion acumulada menor por un 6.42%, siendo ésta de 141,909 bbl. (Figura 7.41).
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Figura 7.40: Comparacién del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 7.
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Figura 7.41: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 7.

Por otra parte, la adsorcién de NPs se estd dando ligeramente menor en las vecindades
del pozo y un poco mayor pasando los 115 ft, dado un ligero cambio en comparaciéon con
la configuracién estandar. Debido a esto, la porosidad y la permeabilidad tienen una

disminucién muy similar a cuando se ocupo6 el RRFT de 2.5.

Al ver gque el efecto de aumentar el RRFT demasiado genera una menor recuperacion de
aceite por un 6.42%, respecto a la configuracion estandar, lo siguiente es plantear una
disminucioén en el RRFT hasta el valor minimo de 1.19.

7.7.5 Escenario 8: Disminuir el RRFT a1.19

Tomando en cuenta las modificaciones realizadas ahora la configuracién de la prueba se

hara con los valores siguientes.

Tabla 7.15: Parametros usados en la simulacion de la prueba huff & puff bajo el escenario 8.

Adsorcion maxima [mol/m?3] 90
Concentracion [ppm] 2000
RFFT 1.19

La disminucion en el RRFT genera un gasto ligeramente mayor en ambos ciclos de
produccion, pero se acentla mas en el segundo ciclo, este comportamiento se muestra en
la Figura 7.42, asi mismo, se aprecia que la meseta de produccién se mantiene igual. El
gasto maximo obtenido al hacer esta modificacion es de 206.207 bbl/dia. La comparacion
en la produccion acumulada se muestra en la Figura 7.43, donde se aprecia que al
disminuir el RRFT se obtiene una produccion acumulada de aceite de 158,491 bbl. Esta

produccion es 4.51% mayor respecto a la configuracién estandar.
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Figura 7.42: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 8.
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Figura 7.43: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 8.

Con este RRFT de 1.19 se observé un ligero incremento en la producciéon y en la
recuperacion, mientras que en el perfil de adsorcién se aprecia una mayor adsorciéon a
comparacion de un RRFT mayor, por su parte los perfiles de las propiedades petrofisicas
se comportan de manera similar para la capa 6, el cambio es muy ligero a comparacion
del RRFT mayor.
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Figura 7.44: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 8.

El perfil de adsorcion mostrado en la Figura 7.44 es muy similar al obtenido con la
configuracion estandar. Se obtiene una adsorcién ligeramente mayor en las vecindades
del pozo, mientras que a partir de los 115 ft es menor la adsorcion. Dada esta adsorcion,

la porosidad y permeabilidad tienen una disminucién un poco mayor.

En la tabla 7.16 se muestra una comparacion del porcentaje de disminucion en las
propiedades petrofisicas y de la produccion acumulada entre la configuracion estandar, el
aumento de RRFT y la disminucién del RRFT.

Tabla 7.16: Comparacion entre escenarios de variacion de RRFT.

Escenario RRFT de 5 | RRFT de 1.19
Produccién acumulada [bbl] 141,909 158,491
Gasto de aceite maximo [bbl/dia] 188.146 206.207
Recuperacion en comparacion con configuracion estandar -6.422% 4.512%
Disminucién en permeabilidad -6.137% -6.167%
Disminucién en porosidad -1.982% -1.992%

Parece que no hay un efecto importante en la adsorcion al variar en este rango el factor
de resistencia residual, sin embargo, ese ligero cambio si tiene efecto en la produccién
acumulada, esto porque al disminuir el RRFT la adsorcion es més eficaz a lo largo de las
distintas capas del yacimiento, ya que no se genera una adsorcion grande al inicio del
tiempo de inyeccion y permite penetrar un poco mas al pasar el tiempo. Ademas, la
presion en los poros disminuye mas con un menor RRFT generando que el aceite pueda

fluir mejor del yacimiento al pozo. En la Figura 7.45, se muestran los perfiles de presion
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obtenidos bajo distintos escenarios, entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3, la curva
continua representa la configuracion estandar, la curva punteada representa el perfil
obtenido bajo el escenario 8 y la curva con guiones representa el perfil de presion
obtenido bajo el escenario 7. En dicha figura se aprecia el comportamiento descrito, al
final del bache de inyeccién de NPs, ademas, mientras se tiene el periodo de produccion

la caida de presion también es mayor bajo el escenario que plantea un RRFT menor.
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Figura 7.45: Perfiles de presion entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3, bajo distintos escenarios,

al final de la inyeccion del segundo bache de NPs.

La mejor opcién es tener un RRFT con valor bajo, para este yacimiento dadas sus
caracteristicas petrofisicas, por ello se tendrd como opcién final ocupar un RRFT de 1.19.
Por el momento, para los siguientes casos salvo se indique lo contrario se seguira
ocupando un RRFT con valor de 2.5, con el fin de analizar la respuesta de la prueba huff

& puff al variar otros parametros.

7.7.6 Escenario 9: Disminuir densidad de fase acuosa
Al disminuir densidad del nanofluido a 1016 kg/m?3, no se da un cambio significativo en el
comportamiento de la prueba, ni tampoco en la produccion acumulada de aceite. Esto se

aprecia en las figuras 7.46 y 7.47.
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Figura 7.46: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 9.
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Figura 7.47: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 9.

Por otra parte, en la capa 6 del modelo (Figura 7.48), que es donde hay una menor
calidad en las propiedades petrofisicas, se esta dando una mayor adsorcidon en
comparacion con la configuracién estandar, porque el nanofluido tendra mas facilidad de
moverse. Por otro lado, en la capa 4 se mantiene practicamente la misma adsorcion

(Figura 7.49), y por ende las mismas afectaciones en permeabilidad y porosidad.
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Figura 7.48 Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo
de simulacién, en la capa 6.
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Figura 7.49: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacién, en la capa 4.

Dicho lo anterior, la densidad del nanofluido se mantendra de 1066 kg/m® durante todos
los escenarios préximos mostrados en el presente trabajo.

7.7.7 Escenario 10: Densidad bruta de NPs de 50 kg/m3

Para el primer caso se disminuy6 la densidad bruta de NPs a un valor de 50 kg/m?, con la
modificacion mencionada los valores de pardmetros a ocupar en la prueba seran los
siguientes.
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Tabla 7.17: Parametros usados en la simulacién de la prueba huff & puff najo el escenario 10.

Adsorcion maxima [mol/m?3]

90

Concentracion [ppm]

2000

RFFT

25

Densidad Bruta [kg/m?3]

50

Al disminuir la densidad de la fase sélida de las NPs a un valor de 50 kg/m?, se tiene un

ligero decremento en el gasto de aceite resultante para los dos ciclos de produccion,

como se aprecia en la Figura 7.50. Por lo tanto, también hay una disminucién en la

produccion acumulada, siendo esta de 138,458 bbl.
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Figura 7.50: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el
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Figura 7.51: Comparacioén de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 10.

La adsorcion tendrd un ligero incremento en la cantidad de NPs adsorbidas a una

distancia, pero sigue penetrando por mucho a los 115 ft en un orden de magnitud grande,
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mientras que entra hasta los 260 ft con una poca cantidad (Figura 7.52). Sin embargo, al
disminuir la densidad bruta de las NPs se genera un mayor dafio a la porosidad y
permeabilidad, esto concuerda con la Ec. 6.2 que modela el cambio en porosidad
generado por la inyeccién del nanofluido. Este mayor dafio se aprecia en el perfil de
porosidad mostrado en la Figura 7.53 siendo ahora una disminucion del 10.79% respecto
a la porosidad original, mientras que el perfil de permeabilidad mostrado en la Figura 7.54,
muestra un dafo de 30.23% en la vecindad del pozo.
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Figura 7.52: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 10.
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Figura 7.53: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 10.
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Figura 7.54: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 10.

Las lineas punteadas en las Figuras 7.53 y 7.54, refieren a el modelo con una densidad
de la fase sélida de 50 kg/m3. Tener una gran disminucién en las cercanias del pozo de la
prueba para la porosidad y la permeabilidad, generara que haya un mayor taponamiento
en los poros de la vecindad del pozo, logrando que el aceite fluya con mas dificultad hacia

nuestro pozo productor y por ende disminuyendo el gasto de aceite.

Por lo anterior se pretendera ocupar un valor de 270 kg/m® o mayor hasta un valor de
2650 kg/m3.

7.7.8 Escenario 11: Densidad bruta de NPs de 2650 kg/m?
Con el aumento en la densidad bruta de NPs la configuracion de la prueba se hara con los
valores de la tabla 7.18.

Tabla 7.18: Pardmetros usados en la simulacién de la prueba huff & puff bajo el escenario 11.

Adsorcion maxima [mol/m?3] 90
Concentracion [ppm] 2000
RFFT 2.5
Densidad Bruta [kg/m?] 2650

Teniendo este aumento se espera un comportamiento contrario al que se presenta al
tener la densidad bruta menor. Primeramente, en la Figura 7.55, se muestra el
comportamiento de la prueba y se percibe que para ambos ciclos de produccién se tiene

un gasto ligeramente mayor, alcanzando un gasto maximo de 201.107 bbl/dia.
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Figura 7.55;: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 11.

Con el ligero aumento en el gasto de aceite, se logra aumentar la recuperacion de aceite

un 1.38%, dando como resultado una produccién acumulada de 153,746 bbl.

La adsorcion obtenida con esta configuracion es practicamente igual a la obtenida con la
configuracion estandar en la capa 4 del modelo, mientras que en la capa 6 hay una mejor
adsorcion, el fluido entra mejor en el yacimiento porque al aumentar la densidad bruta de
las NPs, la adsorciébn no genera una disminucién significativa en porosidad ni en

permeabilidad.

Siguiendo el andlisis en la capa 4 del modelo, las propiedades petrofisicas tienen un
cambio muy ligero, la disminucién es mas evidente en el caso de la permeabilidad,
mientras que con la porosidad no se aprecia una disminucion evidente en el peffil
mostrado en la Figura 7.56, en dicho perfil se tiene una disminucion del 0.2%. Por otro
lado, la disminucion en permeabilidad es de 0.64%, la cual se ilustra en la Figura 7.57. El
efecto ligero en estas propiedades es dado por la densidad alta de la fase sélida, ya que
al ser mayor habrd menos taponamiento en las gargantas de poro, aunque la adsorcion
en la roca sea un poco mayor, propiciando que el cambio de mojabilidad sea modelado de

mejor manera y a Su vez genera una mejor recuperacion.
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Figura 7.56: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 11.
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Figura 7.57: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién, escenario 11.

De la variacion en la densidad de fase soélida bajo un escenario de prueba huff & puff, se
concluye que el tener una mayor densidad, ayudara a reducir el dafio que la adsorcion de
las NPs genera en porosidad y permeabilidad, asi mismo al lograr un menor dafio se
genera una mayor recuperacion de aceite. Es por esto que es recomendable usar una
densidad mayor en un rango de 270 a 2650 kg/m?, para las corridas siguientes se

mantendra un valor de 270 kg/m? salvo se indique lo contrario.

7.7.9 Escenario 12: Definir unareversibilidad en la adsorcién de NPs (30
mol/m3)
Con una adsorcién residual menor la configuracion de la prueba queda con los

parametros mostrados en la tabla 7.19.
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Tabla 7.19: Parametros usados en la simulacién de la prueba huff & puff bajo el escenario 12.

Adsorcion maxima [mol/m?3]

90

Concentracion [ppm]

2000

RFFT

2.5

Densidad Bruta [kg/m?3]

270

Adsorcién Residual [mol/m3]

30

Con la reversibilidad en adsorcion definida se obtuvo un gasto de produccion de aceite

mayor en ambos ciclos de produccién, acentuado més en el segundo como se muestra en

la Figura 7.58, a su vez la produccién acumulada de aceite obtenida es de 154,876 bbl.

Esta es ligeramente mayor a partir del segundo ciclo de inyeccién, como se muestra en la

Figura 7.59. Este incremento en produccion es de 2.13% respecto a la configuracion

estandar.
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Figura 7.58: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el
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Figura 7.59: Comparacién de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 12.
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Figura 7.60: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacién, en la capa 6, escenario 12.

La adsorcion es mayor en la capa 6 con esta reversibilidad que cuando se maneja una
adsorcion irreversible, sin embargo, esto no nos asegura que el nanofluido esté entrando
a mayor distancia en el yacimiento, ya que como se muestra en la Figura 7.60, la curva
punteada, que representa el caso con reversibilidad, llega con valores por debajo de los
60 mol/m® de adsorciéon a los 115 ft al igual que con la configuraciéon estandar

representada por la curva continua.

Esta adsorcion mayor en la capa con menor porosidad y permeabilidad, indica que la
difusion del nanofluido a lo largo de los intervalos disparados en este yacimiento se dara
mas uniforme. Este comportamiento se puede apreciar en la Figura 7.61, donde la curva
continua es referente a la configuracién estandar y la curva punteada es referente a la
configuraciéon con reversibilidad en la adsorcion de NPs, ambas al final del tiempo de
simulacion. En esta figura se aprecia que al final del tiempo de simulacién, la adsorcién de
NPs varia en un rango menor a lo largo de los intervalos disparados cuando hay una
desorcion presente, lo cual indica una difusion mas uniforme en las cercanias del pozo
YNM-P1. Esto se da porgue al final de la inyeccion del segundo bache de nanofluido, se
presenta la adsorciéon maxima de 90 mol/m?3, en la capa 4 del modelo, y posteriormente al
comenzar el tiempo de produccién las NPs rompen la agregacion y se da la desorcion en
esta capa. Estas NPs en suspension viajan a diferentes capas en el yacimiento, generado
gue al final del tiempo de produccién se tenga una adsorcion mayor en las capas que

habian tenido una adsorcién menor al finalizar el bache de inyeccién de NPs.
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Figura 7.61: Perfil de adsorcion de NPs a lo largo de los intervalos disparados, al final del tiempo

de simulacion, escenario 12.

A continuacion, se muestra en las Figuras 7.62 y 7.63, una comparacién entre la
configuracion estandar (modelos del lado izquierdo) y la configuraciéon con reversibilidad
en la adsorcion (modelos en el lado derecho), para el plano 4 del modelo del yacimiento
de norte de México, con el fin de complementar el entendimiento de la difusion de las NPs
en el yacimiento. Primero en la Figura 7.62 se muestran los modelos al final del segundo
bache de inyecciéon de nanofluido, en dicha figura se muestra que la adsorcién sera
ligeramente mayor cuando no se tiene desorcion. Por otro lado, en la Figura 7.63 se
muestran los modelos ahora al final del tiempo de simulacién donde ya se percibe la
desorcién mayor en el modelo del costado derecho. Con estas figuras se aprecia mejor la
desorcion en la capa 4 que genera que las NPs queden en suspension y puedan viajar en
el fluido hasta adsorberse en otras capas.
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Figura 7.62 Comparacion de modelos al final del segundo bache de inyeccién.
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Figura 7.63: Comparacion de modelos al final del tiempo de simulacién.

Ahora al analizar los modelos se aprecia que para el final de la simulacién (final del
tiempo de produccion) ya se estara obteniendo una desorcién ya que de estar en 90
mol/m? pasa a 69.55 mol/m?, lo que nos estard generando un ligero incremento en la
produccion para este segundo ciclo, debido a que ya no habra mucha obstruccién en los
poros al momento de producir.

La figura 7.64 muestra la comparacion entre la fraccion de volumen de NPs disuelta en el
nanofluido en el tiempo de produccién. En esta figura se aprecia que habra una mayor
fraccion de NPs en suspension en el nanofluido cuando se define la reversibilidad por lo
tanto podria plantear un escenario en donde se inyecte un bache desplazante para que
estas NPs en suspension se adsorban a mayor distancia en el yacimiento. Esta mayor
fraccion de NPs en suspensién en el agua se producird en el pozo productor al arrancar

los ciclos de produccion.
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Figura 7.64: Fraccién volumétrica de NPs en suspension en el nanofluido durante el tiempo de

produccion, escenario 12.
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La adsorcién reversible genera una menor disminucién en permeabilidad y porosidad en
las vecindades del pozo que con una adsorcion completamente irreversible en las capas
dénde hay una mejor calidad en estas, mientras que en el caso de la capa 6 dado que hay
mas adsorcion habra un dafio ligeramente mayor en las vecindades. Siguiendo el analisis
en la capa 4 se presenta una disminucion del 4.8% en permeabilidad y un 1.55% en

porosidad.

La reversibilidad en la adsorcion de NPs es un pardmetro que se debe estudiar a fondo,
debido que mejora la produccidon de aceite y ayuda a tener una mejor penetracién de
estas en el yacimiento, en este caso mientras mayor sea la desorcibn mejor sera la
produccion debido a el tipo de yacimiento y sus caracteristicas petrofisicas, igualmente es
importante plantear un cierto nivel de reversibilidad en la adsorcién en NPs para evitar a la
agregacion y formacion de clusters que generan a su vez un taponamiento en los poros
de la roca. Es por ello que, para este yacimiento, se planteara ocupar una reversibilidad

del 66% como una opcion para incrementar la recuperacion de aceite.

7.7.10 Escenario 13: Nueva Isoterma de adsorcion
Bajo esta configuracién los pardmetros dentro de la simulacion se muestran en la tabla
7.20.

Tabla 7.20: Parametros usados en la simulacion de la prueba huff & puff bajo el escenario 13.

Adsorcion maxima [mol/m?3] 90
Concentracion [ppm] 2000
RFFT 2.5
Densidad Bruta [kg/m?3] 2650
Adsorcion residual [mol/m?] 90
Isoterma de adsorcién Isoterma propuesta

Con esta madificaciéon el comportamiento de la prueba es muy similar, el tiempo de
duracion de la meseta de produccion es el mismo que con la configuracién estandar, para
el primer ciclo de produccién no hay un cambio perceptible en el gasto de aceite, mientras
que para el segundo ciclo de produccion si hay un incremneto en el gasto de aceite,
teniendo ahora un gasto maximo de 202.956 bbl/dia. Dicho lo anterior, en la Figura 7.65,
que muestra la produccion acumulada, se aprecia que la curva punteada referente a esta
configuracion con la isoterma de adsorcion propuesta, tiene un ligero aumento al final del

tiempo de produccion en comparacion con la configuracion estandar, la cual se representa
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con la curva continua. Este incremento en la produccion acumulada de aceite es de
1.75%

160000 -
140000 -
120000 -
100000
80000 -
60000 -

40000 -

Produccién Acumulada (bbl)

20000 -

0

2023 2024 2025 2026

Figura 7.65: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 13.

El perfil de adsorcion mostrado en la Figura 7.66, muestra que con la nueva isoterma de
adsorcion se darda una disminucién en la adsorcién maxima en la capa 4 del modelo, esta
disminucién sigue hasta los 115 ft, siendo ésta por debajo de los 78.22 mol/m3, sin
embargo, esta menor adsorcién a esta distancia genera que después de los 115 ft se dé

adsorcion ligeramente mejor con valores por debajo de 1.38 mol/m?.
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Figura 7.66: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 13.

Con esta nueva isoterma se da un ligero mejoramiento en la difusion de las NPs, ya que
se aprecia que se adsorben menos rapido en las cercanias del pozo y hay mas cantidad

de NPs adsorbidas en las celdas vecinas, es decir que no solo se estar4d dando una
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adsorcion en la celda del pozo, sino que en las celdas vecinas ya se ve una cantidad
ligeramente mayor de NPs adsorbidas. Este comportamiento se muestra en la Figura
7.67, donde el modelo del lado izquierdo es referente a la configuracion estandar y el

modelo del lado derecho es referente a este escenario.
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Figura 7.67: Modelo del yacimiento mostrando adsorcion de NPs en la capa 4.

En las celdas vecinas si esta habiendo una mejora en la adsorcion, y en las siguientes

celdas si hay un poco de mas penetracion.

El efecto de esta mejor difusion de NPs se refleja en que en las vecindades del pozo
habrd menor dafio que el obtenido con la configuracion estandar, siendo este de 5.4%

para la permeabilidad y de 1.74% para la porosidad.

7.7.11 Comparacion de resultados

Finalmente, al terminar la sensibilizacion manual de los parametros involucrados en la
inyeccion de NPs, se presenta la tabla 7.21, donde se hace una comparacién de los
resultados obtenidos, tomando como parametros principales la produccién acumulada de
aceite y los dafios en permeabilidad y porosidad. La produccion acumulada de aceite
obtenida en cada escenario se va a comparar con la obtenida en la configuracion
estandar (escenario 1) y se muestra la diferencia en porcentaje entre ellas. Por otro lado,
la permeabilidad y porosidad se compararon con los valores originales, antes de la

inyeccion de NPs, y se muestra la disminucién en su valor en porcentaje.
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Tabla 7.21: Comparacion de resultados de los escenarios propuestos

Escenario 1 5 6 7 8 9 10 11 12 13
Produccion 151,648 | 130,836 | 123,145 | 141,909 | 158,491 | 152414 | 139.458 | 153,746 | 154,876 | 154,305
acumulada [bbl]
Gastodeaceite | 5000 | 17709 | 16543 | 188.15 | 206.21 | 199.33 | 181.85 | 20111 | 20428 | 202.96
maximo [bbl/dia]
Diferencia en - 13.72% | -18.80% | -6.42% | 451% | -1857% | -25.49% | 1.38% | 2.13% | 1.75%
produccion [%)]
Disminucionen 1 o a0 | 51006 | -6.20% | -6.14% | -617% | -6.07% | -30.23% | -0.64% | -4.82% | -5.40%
permeabilidad [%]
Disminucion en -1.99% | -0.67% | -2.02% | -1.98% | -1.99% | -1.96% | -10.80% | -0.20% | -1.55% | -1.74%
porosidad [%]

De la matriz de resultados se aprecia que con los escenarios 8, 11, 12 y 13 se obtuvo una
produccién acumulada mayor que la obtenida con la configuracion estandar, dentro de
estos escenarios los parametros involucrados fueron la densidad bruta de NPs, la
adsorcion residual, el factor de resistencia residual y la isoterma de adsorcion por lo que
se concluye que estos seran los mas sensibles en el uso de NPs como método EOR en

este modelo.

Igualmente, se concluye que el aumentar la densidad bruta de las NPs, disminuir el factor
de resistencia residual y definir reversibilidad en la adsorcién de NPs, genera que el aceite
pueda fluir de mejor manera hacia el pozo productor de la prueba huff & puff para este
yacimiento. Estos resultados son favorables en este tipo de yacimiento y para los fines del
tipo de prueba realizada, ya que el dafio en permeabilidad y porosidad es menor y el
aceite fluye mejor dado el cambio de mojabilidad en la roca. Es por ello que se
implementara una simulacion de la prueba huff & puff tomando un factor de resistencia
residual de 1.19, una adsorcion residual de 30 mol/m?® y una densidad bruta de NPs de
2650 kg/m?3, considerando un escenario de inyeccién de 100 dias. Por otro lado, el cambio
en la isoterma de adsorcion también esta reflejando una mejor produccion de aceite, sin
embargo, por ser un parametro todavia con bastante incertidumbre, en este escenario se

seguird tomando la planteada por Monfared et al. (2015), mostrada en el anexo B.
7.8 Disefio de la Prueba huff & puff 6ptimay refinamiento del bloque

que contiene el pozo

7.8.1 Escenario 14: Combinando las mejores respuestas
Al analizar todos los resultados anteriores, los escenarios que reflejan una mejor

produccion de aceite con el esquema de prueba huff & puff, se dan cuando hay una
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disminucién en el factor de resistencia residual, un aumento en la densidad bruta de las
NPs y cuando se define una reversibilidad en la adsorcién de las NPs. Por lo que el
siguiente escenario planteara la modificacién en conjunto de los parametros mencionados
para analizar si también se obtendra una mejor recuperacion de aceite y su efecto en
permeabilidad y porosidad. La configuracion en tiempos de la prueba se seguira de
acuerdo con la configuracion estandar, mientras que los parametros principales ocupados
para la simulacion se presentan en la tabla 7.22.

Tabla 7.22: Valores de los parametros fundamentales para la simulacion de la inyeccion de NPs
usados en el escenario 14.

Adsorcién Maxima [mol/m?3] 90
Adsorcion Residual [mol/m3] 30
Factor de resistencia residual 1.19
Masa molecular salmuera [kg/mol] 0.02121
Densidad bruta de NPs [kg/m?] 2650
Densidad de nanofluido [kg/m3] 1066.32
Viscosidad de NPs [cP] 1.1
Peso molecular de NPs SiO2 [kg/mol] 0.0600843
Concentracion de NPs a inyectar [ppm] 2000
Isoterma de Lanamuir Modificada de Monfared et al.
9 (2015)
Parametro de interpolacion de fase no mojante 0
correspondiente al set# 1
Parametro de interpolacion de fase mojante 0
correspondiente al set# 1
Parametro de interpolacion de fase no mojante 1
correspondiente al set # 2
Parametro de interpolacion de fase mojante 1

correspondiente al set # 2

Considerando las modificaciones realizadas, la simulacién de la prueba huff & puff arroja
una mejor recuperacion en este pozo, en la Figura 7.68, se muestra el comportamiento de
la prueba, dénde se aprecia que los gastos de aceite son mayores bajo este esquema en
ambos ciclos de produccion. La meseta de produccién maneja gastos mayores bajo este
esguema en comparacion con la configuracion estandar, una vez que la produccién va al
alza se obtiene un gasto maximo de 212.75 bbl/dia, Con esta prueba se obtuvo una
recuperacion del 7.17% mas que con la configuraciéon estandar, siendo esta de 162,256
bbl por un periodo de tres afios con cinco meses, esta recuperacion se muestra en la
Figura 7.69.
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Figura 7.68: Comparacion del comportamiento de la prueba huff & puff entre el escenario 1y el

escenario 14.
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Figura 7.69: Comparacion de la produccion acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el

escenario 1y el escenario 14.

Por su parte el dafio a las propiedades petrofisicas se mantiene menor, pero si habra un
dafio, siendo éste de 0.5% para permeabilidad y 0.15% y porosidad. Finalmente, el perfil
de adsorcion mostrado en la Figura 7.70 muestra que la adsorcion de NPs disminuye en
esta capa debido a la desorcion, mientras que la adsorciéon se esta dando de mejor
manera en otras capas del yacimiento debido a la reversibilidad, ademas por la mayor
densidad bruta de NPs se esta evitando un bloqueo mayor, pero si se logra hacer un
cambio de mojabilidad mejor.
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Figura 7.70: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion, escenario 14.

Si se quiere seguir los experimentos de Sepehri et al. (2019), en nlcleo respecto a los
dafios en la permeabilidad y porosidad ya se estaria dafiando mas el yacimiento
propiciando una menor recuperacion y por ende ya no conviene ocupar este método de

recuperacion mejorada en este yacimiento, dada su pequefia permeabilidad y porosidad.

Una vez analizado que, al disminuir el factor de resistencia residual para las NPs,
aumentar el valor de densidad bruta de las NPs y al definir un cierto grado de
reversibilidad, se tiene una mayor recuperacién de aceite para una configuracion de
inyeccion de NPs de 100 dias, se retomara entonces la opcién de configurar la prueba
con inyeccion por 58 dias (caso base), que fue con la que se obtuvieron mejores
resultados en cuestién de recuperaciéon de aceite, para que ya definidos los valores
nuevos de los pardmetros mencionados anteriormente se obtenga la mejor recuperacion

de aceite bajo este esquema y se defina la prueba éptima en este yacimiento.

7.8.2 Prueba huff & puff éptima

Dado el analisis de sensibilidad realizado con una configuracién de 100 dias de inyeccion,
se concluy6 que al reducir el valor de RRFT, aumentar el valor de la densidad bruta de las
NPs y definir una reversibilidad en la adsorcion de NPs se obtendra una mejor
recuperacion de aceite, es por ello que se probara combinar estas modificaciones, pero
ahora con un tiempo de inyeccion de 58 dias. Esperando que se dé una mejor

recuperacion de aceite que con todas las configuraciones presentadas.

En la siguiente tabla se muestran los parametros ocupados para la simulacion de esta
prueba huff & puff.
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Tabla 7.23: Parametros seleccionados para la prueba huff & puff éptima.

Tiempo de inyeccion por ciclo [dias] 58
Tiempo de produccién por ciclo [dias] 730
Tiempo de remojo [dias] 3
Gasto de inyeccion [bbl/dia] 270.47
Adsorcién Maxima [mol/m?] 90
Adsorcion Residual [mol/m?3] 30
Factor de resistencia residual 1.19
Masa molecular salmuera [kg/mol] 0.02121
Densidad bruta de NPs [kg/m?] 2650
Densidad de nanofluido [kg/m3] 1066.32
Viscosidad de NPs [cP] 1.1
Peso molecular de NPs SiO2 [kg/mol] 0.0600843
Concentracion de NPs a inyectar [ppm] 2000
Isoterma de Langmuir Modificada de Monfared et al. 2015
Parametro de interpolacion de fase no mojante 0
correspondiente al set # 1
Parametro de interpolacion de fase mojante 0
correspondiente al set # 1
Parametro de interpolacion de fase no mojante 1
correspondiente al set # 2
Parametro de interpolacion de fase mojante 1
correspondiente al set # 2

En la Figura 7.71, se presenta la aplicacién de la prueba huff & puff en el pozo YNM-P1,
las curvas solidas representan el caso base, mientras que las curvas discontinuas
representan la prueba 6ptima, ya con la variacion de los parametros mencionados
anteriormente, las curvas en color verde representan el gasto de produccion de aceite, por
su parte las curvas en color azul representan el gasto de inyeccion de nanofluido. En esta
figura se observa que con esta configuracion se obtienen gastos mayores que con el caso
base a 58 dias de inyeccién, la meseta de produccion al inicio del primer ciclo es de
aproximadamente 188 dias, con gastos de 8.23 a 8.85 bbl/dia, una vez que levanta la

produccién se alcanza un gasto maximo de 225.423 bbl/dia.
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Figura 7.71: Comparacion del comportamiento de las pruebas entre el caso base y la prueba

Optima.

En la Figura 7.72, se muestra la produccion acumulada de aceite después del periodo de
prueba, el cual fue de 607 dias, un aproximado de tres afios con ocho meses, en este

periodo de tiempo se obtuvo una produccién acumulada de aceite de 193,684 [bbl].
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Figura 7.72: Comparacion de produccién acumulada obtenida con el pozo YNM-P1 entre el caso

base y la prueba éptima.

El analisis de la adsorcion y propiedades petrofisicas se hizo en la capa 4 del modelo del
yacimiento, en la trayectoria del pozo inyector (YNM-P1) a un pozo productor vecino
(YNM-P3). La adsorcién de NPs se muestra en la Figura 7.73, dénde la curva discontinua
se refiere a el caso base de inyeccidon de 58 dias, mientras que la curva continua se
refiere a la configuracion variando los parametros manualmente, en esta figura se observa
gue las NPs tendran una penetracion clara con valores por debajo de los 55.66 mol/m?3
hasta los 115 ft posterior a los 115 ft y hasta los 260 ft se estar4 dando una adsorcion de

0.25 mol/m?® y posterior a los 260 ft ya se tendran valores debajo de los 0.00625 mol/m?
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hasta cero. Estos valores de adsorcidbn son menores a los de la configuracién estandar,

debido a la reversibilidad definida y a el aumento en la densidad bruta.

El efecto de esta adsorcion en las propiedades petrofisicas se observa en las Figuras 7.74
y 7.75. En la Figura 7.74 se presentan los perfiles de permeabilidad, la curva punteada
representa el perfil de permeabilidad después de la inyecciébn de NPs, mientras que la
linea continua representa el perfil de permeabilidad original. En esta grafica se aprecia
gue la reduccién de permeabilidad con esta configuracion esta siendo del 0.39 % respecto
a la original.

Por su parte los perfiles de porosidad se muestran en la Figura 7.75, donde la linea
continua representa el perfil original y la linea discontinua representa el perfil de porosidad
obtenido después de la inyeccion de NPs, en dicha figura se aprecia que la porosidad
disminuye un 0.12% respecto a la original. Para ambas figuras ya a los 115 [ft] se alcanza

el valor original, lo cual es congruente con el perfil de adsorcion mostrado.
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Figura 7.73: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion.
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Figura 7.74: Perfil de permeabilidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién.
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Figura 7.75: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién.

Por su parte, en la Figura 7.76, se muestra el perfil de saturacion de aceite para los
distintos tiempos de inyeccién y donde al igual que en el caso base la curva en color café
corresponde al final de la inyeccién del primer bache de NPs, la linea en color verde olivo
corresponde al final del tiempo de produccion del primer ciclo, la curva en color rojo
corresponde al final del segundo bache de inyeccion de NPs, finalmente la curva en color
verde claro corresponde al final del segundo ciclo de produccion. Donde se aprecia que
hay una mayor saturacion de aceite en las vecindades del pozo, al final del primer ciclo de
produccion. Posteriormente el segundo bache de inyeccién deja en las cercanias del pozo
saturaciones de aceite de 0.32, esta saturaciébn es mayor que con el caso base. Esto
ayuda a que se tenga una mayor produccion de aceite, finalmente después del segundo

periodo de produccion se aprecia que el banco de aceite remanente tiene valores de
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saturacion de aceite por encima de los 0.45, el cual es mayor al caso base. Dicho lo
anterior se puede concluir que esta prueba si da buenos resultados para la produccion de
aceite y que, si se desea dejar produciendo por mas tiempo, todavia se recuperara mas

aceite.
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Figura 7.76: Perfiles de saturacion entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 a distintos tiempos de
interés.

7.8.3 Refinacion de bloques

Con el fin de analizar méas a detalle la entrada del nanofluido a el yacimiento se presenta
un escenario a continuacion, donde la celda que contiene al pozo se refiné para hacer el
salto menor en cada celda, con esta modificacion se pas6 de una celda de 164 ft a una
celda de 32.8 ft, como se muestra en la Figura 7.77. El refinamiento se hizo en cada capa
del modelo del yacimiento del norte de México, en las direcciones | y J, en la direccion K

no hubo refinaciéon y se mantuvo un valor de 11.152 ft

$800.00

Figura 7.77: Modelo con refinacién de bloques en la celda del pozo YNM-P1.
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Con la refinacion de bloques en la celda que contiene el pozo, la permeabilidad y
porosidad se ven afectadas, ya que toman el valor mas cercano al pozo hasta los 72.5 ft,
después de esa distancia su valor baja hasta encontrarse con el valor del modelo que no
considera refinacion a los 114.943 ft. EI comportamiento descrito se puede apreciar en la
Figura 7.78, en esta figura se muestran los perfiles de permeabilidad, donde el perfil de
permeabilidad original, sin refinamiento de bloques es la curva en color café, mientras que
la curva roja se refiere a el perfil de permeabilidad original ya con los bloques refinados.

Este comportamiento es similar para el perfil de porosidad.

Permeabilidad (m

0 100 200 300 400 500 600 700 800 900 1000 1100 1200 1300 1400 1500 1600 1700
Distancia (ft)

Figura 7.78: Perfiles de permeabilidad entre pozo YNM-P1 y el YNM-P3.
Los parametros ocupados para esta prueba son los definidos en la siguiente tabla.

Tabla 7.24: Parametros usados para la simulacion de la prueba huff & puff.

Adsorcién maxima [mol/m?3] 90
Concentracion [ppm] 2000
RFFT 1.19
Densidad Bruta [kg/m?] 2650
Adsorcion Residual [mol/m3] 30
Isoterma de Adsorcion Monfared et al. (2015)

Con las modificaciones realizadas a el modelo del yacimiento, la prueba huff & puff se
comporta de acuerdo con la Figura 7.79, en dicha figura se aprecia que la produccion de
aceite es menor comparado con el caso base y con la prueba 6ptima, teniendo un gasto
de 147.056 bbl/dia, con esta modificacion la produccién acumulada de aceite al final de 3

afos con 8 meses es de 113,955 bbl.
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Figura 7.79: Comportamiento de la prueba huff & puff, bajo este escenario de bloques refinados.

Ahora bien, analizando la adsorcion de NPs, se aprecia en la Figura 7.80 que la difusion
de las NPs es menor para las celdas mas lejanas dentro del bloque que se refind. Con
este refinamiento se aprecia que el nanofluido no estara entrando tan uniforme hacia el
yacimiento, ya que la adsorcion mayor se dara en la en las vecindades del pozo hasta
aproximadamente los 65 ft con valores de 90 a 79 mol/m? al final del bache de inyeccién
de NPs, mientras que en las celdas mas lejanas dentro del bloque refinado se tienen
valores del orden de 1 a 3 mol/m3. Dado lo anterior se concluye que habra una adsorcion
menor que la obtenida en la prueba definitiva, no obstante, se aprecia que al refinar las

celdas si se esta ejemplificando mejor la difusién del nanofluido en dicho bloque.

Adsorcion
Adsorcin 2024-Nov-30 K Plane: 4 of 101

Figura 7.80: Modelo del yacimiento con bloques refinados, mostrando la adsorcion de NPs al final

del segundo bache de inyeccién de NPs.

El perfil de adsorcion mostrado en la Figura 7.81, corresponde al final de la simulacion

donde ya se aprecia la desorcion de las NPs en las cercanias del pozo, dicha desorcién
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genera que en las celdas mas alejadas haya un ligero incremento en la adsorcion de NPs,

logrando un mejor efecto de estas en el yacimiento.
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Figura 7.81: Perfil de adsorcion de NPs entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo

de simulacion.

Por otro lado, la permeabilidad y la porosidad también tienen una afectacion, sin embargo,
al refinar las celdas, las propiedades petrofisicas no son tan representativas de las
vecindades del pozo ya que toma un valor promedio hasta los 72 ft, aun asi, se percibe un
ligero cambio en dichas propiedades. En la Figura 7.82, se muestra la comparacion entre
los perfiles de porosidad, la curva continua representa el perfil antes del uso de NPs,
mientras que la curva discontinua representa el perfil de porosidad al final de la
simulacién. En dicha figura se aprecia una disminucion en porosidad del 0.12%. Por su
parte la permeabilidad tiene una disminucion de 0.38%, en las cercanias del pozo hasta
aproximadamente los 75 ft.
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Figura 7.82: Perfil de porosidad entre el pozo YNM-P1 y el pozo YNM-P3 al final del tiempo de

simulacién.

117



Con la refinacion del bloque que contiene al pozo de la prueba, se tiene mejor definicion
celda a celda de cémo se da la entrada del nanofluido a el yacimiento, esta aproximacion
podria ser mas representativa si se hiciera la refinacién en forma radial. Por otro lado, con
esta configuracién se obtiene una produccién de aceite con este pozo de 113,955 bbl,

siendo esta un 39.11% menor que la obtenida con el caso base.

8 Conclusiones

La recuperacion de aceite con la configuracién estandar (inyeccién por 100 dias), es de
162,526 bbl por un tiempo de produccion de tres afios con cinco meses, al variar distintos
pardmetros de la configuracién se obtuvieron mejores recuperaciones de aceite. Si se
disminuye el factor de resistencia residual a un valor de 1.19, la recuperacién incrementa
un 4.51%. Al definir una adsorcion reversible del 66%, la recuperacién incrementa un
2.13%. Finalmente, al aumentar la densidad de la fase sélida a 2650 kg/m3 la

recuperacion incrementa en 1.38%.

Un mayor tiempo de produccion bajo este escenario de prueba genera que haya una
mayor recuperacion debido a que el escenario de huff & puff manejado esta reflejando
que cuando llega el tiempo de produccién a su limite aun esta al alza, y al verse

interrumpido por la inyeccién de NPs puede bajar de nuevo por un momento.

El tiempo de inyeccidon va a jugar un papel fundamental en la penetracién del nanofluido,
en estos estudios se aprecié gque, si se inyecta un afio, si se alcanza a percibir una mejor
penetracion del nanofluido en las celdas vecinas, no a un nivel de adsorcion grande, pero
si una cantidad de NPs. No obstante, un mayor tiempo de inyeccién para forzar una
mayor adsorcion en las celdas vecinas, ya no es factible, en primer lugar, no sera
econdémicamente viable, dado que la recuperacion en este campo no tendra la capacidad
de recuperar la inversién causada por las NPs. En segundo lugar, cuando inyectamos
mas tiempo el nanofluido, éste estara desplazando mas hacia los pozos vecinos un banco
de aceite, generando una menor produccion en el pozo de la prueba huff & pulff,
posiblemente seria viable una inyeccion continua para incrementar la produccion en los
pozos vecinos, ocupando mas las NPs como método de desplazamiento del banco de

aceite en el yacimiento.

Una configuracion de dos ciclos de prueba (inyeccién, remojo y produccion) da buenos

resultados, siempre y cuando se mantenga un espacio de tiempo de produccion de
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minimo dos afios y se defina un tiempo Optimo para la inyeccién, en este caso se opta por

un tiempo 6ptimo de 58 dias de inyeccion.

La adsorcibn maxima es un parametro fundamental para el modelo, primeramente, para la
penetracion del nanofluido, también este parametro nos indica que tanto se podra hacer el
cambio al segundo set de curvas de permeabilidad relativa, es decir que este pardmetro
nos indicara que tanto estaremos cambiando de mojabilidad en donde entre el nanofluido.
Al lograr un mayor cambio de mojabilidad en la mayor distancia se esperar4 una mejor
recuperacion de aceite, logrando que éste fluya de mejor manera del yacimiento hacia el
pozo. Cuando se disminuye la adsorcion maxima a un valor de 30 mol/m? la recuperacion
esta bajando en un 13.72%. Por otro lado, si se aumenta demasiado la adsorcion maxima,
se tendra un mayor taponamiento en las cercanias del pozo inyector y con los valores de
permeabilidad bajos en este yacimiento, este taponamiento se refleja en una menor
produccion de aceite. Es por esto que la adsorcidn maxima sera un parametro muy

sensible para el uso de NPs en yacimientos carbonatados.

La penetracion y la adsorcion de las NPs no esta siendo tan uniforme en todas las capas
del yacimiento en las que hay intervalo disparado, debido a la heterogeneidad del
yacimiento. En la capa 6 del modelo no hay buena adsorcién en la mayoria de los
escenarios, excepto en los escenarios que manejan adsorcion reversible. Asi mismo en
este yacimiento se debe cuidar muy bien la concentracién y adsorcion maxima de NPs a
ocupar, ya que, si no se cuida su valor en condiciones de baja permeabilidad y porosidad,

se generara mayor taponamiento de poros debido a la agregacion de NPs.

Si disminuye la densidad en la fase sélida de las NPs, estaremos obteniendo un mayor
taponamiento o dafio en las cercanias del pozo inyector (hasta donde entra el nanofluido),
debido a que tendran una mayor y no uniforme adsorcion, y esto genera un mayor
taponamiento en las gargantas, por lo que a mayor densidad de fase sdlida de las NPs

mayor sera la recuperacion.

Si se desea incrementar la penetracion del nanofluido, una opcion es incrementar el gasto
de inyeccioén o la presién de inyeccion, este incremento se debe analizar y tendra que ser
optimo para evitar generar un dafio en las cercanias del pozo o incluso llegar a fracturar la
roca. Adicionalmente otra opcién para incrementar la penetracion es disminuir la

adsorcion méxima, aunque estos ajustes estarian afectando la recuperacion de aceite.
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Manejar una adsorcion reversible mostr6 un ligero incremento en la produccién y una
mejor difusibn de NPs en las distintas capas del yacimiento, generado una difusién de
NPs mas uniforme. Dado este resultado, se aprecia que la reversibilidad de la adsorcion
al final del bache de inyeccion de NPs es practicamente la misma, después cuando se
pone a producir ya se produce la desorcion. La magnitud de la reversibilidad es un
parametro muy sensible, sobre todo en yacimientos con permeabilidades y porosidades

bajas.

Es clave definir una concentracién de NPs Optima, ya que si se aumenta la concentracion
a 5000 ppm o mas ya estard causando mayor afectacion a las gargantas de poro y la
recuperacion de aceite estara bajando en un 18.8%. para este tipo de yacimiento la

concentracion de 2000 ppm se consideré éptima.

El efecto del factor de resistencia residual, en este yacimiento, resulté contrario a lo que
muestran los experimentos en nucleo de Hendraningrat y Torsaeter (2015). Ya que en
este caso al disminuir el factor de resistencia residual se esta obteniendo una mejor
recuperacion. De acuerdo con los escenarios planteados es correcto su rango de entre
1.19 y 2.5 ya que el comportamiento es muy similar de acuerdo a la adsorcién y a los
cambios de presién y permeabilidad, sin embargo, para este tipo de yacimiento es mejor

gue este su valor mas cercano a 1.19.

Ya con un tiempo de inyeccion 6ptimo de 58 dias y realizando las modificaciones en los
parametros mas sensibles se obtiene una recuperacion de aceite de 193,684 bbl por un
tiempo de produccién de tres afilos con ocho meses, esta es 3.48% mayor al caso base y

27.71% mayor a la configuracién estandar.

En la Figura 8.1, se muestra la produccién acumulada del campo en general, al 3 de
agosto del 2026, obtenida con la prueba éptima representada con una linea continua, en
comparacion con la obtenida bajo un escenario de inyecciébn de agua continua, como
venia trabajando el pozo YNM-P1, representada con la curva punteada. En dicha figura se
aprecia que con la prueba huff & puff 6ptima se obtiene una recuperacién en el campo de
1,158,460 bbl, mientras que para una inyeccién continua de agua se obtiene una
recuperacion de aceite en el campo de 966,303 bbl por un tiempo de seis afios con ocho
meses. Con la prueba 6ptima con inyeccién de NPs se obtiene entonces una produccion
19.89% mayor que con la inyeccion continua de agua. Por otro lado, el factor de

recuperacion de aceite obtenido en comparacion con el aceite en sitio, para ambos casos
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se muestra en la Figura 8.2, las curvas tienen un comportamiento similar a la
recuperacion de aceite en el campo, se aprecia que se empieza a despegar las curvas en
mayor magnitud a partir de mayo del 2023, no obstante, desde el inicio de agosto de 2022
es mayor el valor obtenido con la prueba 6ptima. El factor de recuperacion de aceite es de
1.2387% para la prueba Optima inyectando NPs, mientras que para la inyeccién de agua
continua es de 1.03326%.

Por lo tanto, la implementacion de la inyeccién de NPs bajo un escenario huff & puff en
este yacimiento, ayudara a incrementar la recuperacion de aceite a lo largo de seis afios
con ocho meses de produccién en el campo.
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Figura 8.1: Produccion acumulada del campo.
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Anexos

Anexo A: Comparacion de parametros entre el modelo de simulacion
de GEMy STARS

A continuacion, se presenta en la tabla Al la comparacién entre los parametros obtenidos

de los modelos de GEM y STARS, con el fin de tener el control de calidad que se necesita

para que la conversion de GEM a STARS sea representativa. Esta tabla servira de guia

para completar los parametros faltantes en el modelo de STARS.

Tabla Al: Comparativo de los parametros entre el modelo de simulacién de GEM y el de STARS

GEM

STARS

- Array Properties

- Array Properties

1 v EOS Set Number, *EOSTYPE
5 v' Global Composition(C1), *ZGLOBALC
v All Layers (Whole Grid)==> 0.34858
3 v" Global Composition(C13+), *ZGLOBALC
v' All Layers (Whole Grid)==> 0.236342
4 v" Global Composition(C2NH), *ZGLOBALC
v All Layers (Whole Grid)==>0.0641426
5 v" Global Composition(CsC4), *2ZGLOBALC
v All Layers (Whole Grid)==>0.0873161
5 v Global Composition(Cae+), *ZGLOBALC
v' All Layers (Whole Grid)==> 0.202801
. v' Global Composition(CsCs), *ZGLOBALC
v All Layers (Whole Grid)==> 0.0608182
v' Gas Saturation, *SG
All Layers (Whole Grid)==> Direct
Import mean- Gas Saturation
v' Grid Bottom
8 v' Grid Bottom All Layers (Whole Grid)==> Direct
Import mean- Grid Bottom
v' Grid Centroid X
9 v' Grid Centroid X All Layers (Whole Grid)==> Direct
Import mean- Grid Centroid X
v' Grid Centroid Y
10 v' Grid Centroid Y All Layers (Whole Grid)==> Direct
Import mean- Grid Centroid Y
11 v Grid Paydepth *PAYDEPTH Grid Paydepth, "PAYDEPTH

All Layers (Whole Grid)==> Direct
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Import mean- Grid Paydepth

v" Grid Thickness

12 v' Grid Thickness 6 v' All Layers (Whole Grid)==> Direct
Import mean- Grid Thickness
v' Grid Top, *DTOP
13 v' Grid Top, *DTOP 7 v All Layers (Whole Grid)==> Direct
Import mean- Grid Top
14 v" NULL Block, *NULL 8 v" NULL Blocks, *NULL
v' Net Pay, *NETPAY
9 v' All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Net Pay
v" Oil Mole Fraction(C1), *MFRAC_OIL
10 All Layers (Whole Grid)==> 0.34858
1 v Oil Mole Fraction(Cis+), *MFRAC_OIL
All Layers (Whole Grid)==>0.236342
v" Oil Mole Fraction(C2NH), *"MFRAC_OIL
12 All Layers (Whole Grid)==> 0.064142
13 v Oil Mole Fraction(C3sC4), *MFRAC_OIL
All Layers (Whole Grid)==> 0.087316
v" Oil Mole Fraction(Cae+), *MFRAC_OIL
14 All Layers (Whole Grid)==>0.202801
15 v" Oil Mole Fraction(CsCs), *MFRAC_OIL
All Layers (Whole Grid)==> 0.060818
v" Oil Saturation, *SO
16 v All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Oil Saturation
15 v Net to Groos Ratio, *NETGROSS
v' Permeability I, *PERMI
16 v' Permeability I, *PERMI 17 v All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Permeability |
v' Permeability J, *PERMJ
17 v' Permeability J, *PERMJ 18 v All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Permeability J
v' Permeability K, *PERMK
18 v' Permeability K, *PERMK 19 v All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Permeability K
19 v" Pinchout Array, *PINCHOUTARRAY 20 Pinchout Array, PINCHOUTARRAY
v' Porosity, *POR
20 v' Porosity, *POR 21 v All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Porosity-Effective Current
21 v Pressure, *PRES 22 v Pressure, *PRES
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v' All Layers (Whole Grid)==> Direct Import

mean- Pressure

22 v Rel Perm Set Num, *RTYPE 23 Rel Perm Set Num, *RTYPE

23 v" Sector Number for Grid Block, *ISECTOR

v' Trans Multiplier I, *TRANSI

24 Property Edited (*MOD keywords)
- v' Trans Multiplier J, *TRANSJ
Property Edited (*MOD keywords)
6 v' Trans Multiplier K, *TRANSK
Property Edited (*MOD keywords)
27 v" Volume Modifiers, *VOLMOD

v/ Water Saturation, *SW
28 v' Water Saturation, *SW 24 v' All Layers (Whole Grid)==> Direct Import
mean- Water Saturation

v Sectors

v" SECTOR1

v" SECTOR3

v' Compaction/Dilation Regions

e Regionl

Anexo B: Isoterma de Adsorcién

Isoterma de adsorcién ocupada para la simulacion de la inyeccion de NPs

La isoterma de adsorcion elegida para el uso de nanoparticulas para el desarrollo de este
trabajo fue una reportada por Monfared et al. (2015), estos autores realizaron
experimentos por lotes en nicleo de calcita a tres distintas temperaturas (293, 303 y 313
K), en dichos experimentos se presentaron un rango de concentraciones de NPs de SiO-
de 0.02 a 0.12 %p/p. Las isotermas se obtuvieron por medio de la isoterma de Langmuir
teniendo como unidades para la concentracion (Ceq [Mg/L]) y para el adsorbato adsorbido

(Geq [Mg/Q])).

Adicionalmente en trabajos de Moedano y Moedano et al. (2022), se hizo una
interpolacion basados en las isotermas reportadas por Monfared at al. (2015), para
obtener valores a una temperatura de 298.15 K y asi lograr reproducir los experimentos
realizados por Sepehri et al. (2019). Las isotermas reportadas por Monfared et al. (2015)

se muestran en la Figura B1.
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Figura B1: Isotermas de adsorcién a diferentes temperaturas (Tomada de Monfared et al. 2015).

Ahora bien, para poder ingresar la isoterma de adsorcion a STARS, se requiere convertir
la concentracion a fraccion mol y el adsorbato adsorbido a mol/m3. Para ello se necesita
tomar en cuenta la porosidad y la densidad de la roca. En este caso dado que el
yacimiento presenta una alta heterogeneidad, se tomé en consideracion una porosidad de
0.15 y la densidad de roca de 2.71 [g/cm?] para la obtencién de los valores de la isoterma
ocupada. El procedimiento para obtener los valores de las isotermas se ejemplifica a

continuacién para el caso de los primeros valores a una temperatura de 293 K.

Para el caso de la concentracion de NPs:

masa 103.311|m 1
n[mol]Sio, = i Lo = [gg] (100(£g] ) = 0.0017194[mol]
sio, 60085 -] [mg]
0.0017194 [mol
Concentraciéon = Lmol] = 3.09482E — 05 [fraccién mol]

55.56[mol] + 0.0017194 [mol]

Para el caso de la cantidad de adsorbato adsorbido necesitamos el valor de la densidad
de larocay de la MM de las NPs. Primero pasaremos de [mg/] a [g/g] después a [mol/g],
posteriormente a [mol/cm3] y finalmente a [mol/m3], el procedimiento de la conversion se

muestra en la ecuacion B1.
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qe g
tea[55] = (200 2] (5001 - W[ﬂ%] (proca [25))

mol71\ /1000000 cm?
- (qeq [cm3]) 1m3

Bl

Solo hay que sustituir para cada punto el valor de adsorbato adsorbido[mg/g] y seguir el

anterior procedimiento y se obtiene ya el valor en [mol/m3].

Ahora bien, para tomar en cuenta el volumen poroso en donde se van a adsorber las NPs
se debe considerar la porosidad en el célculo de la cantidad de adsorbato adsorbido, esta

consideracion se muestra en la ecuacion B2.
aeq 7]
q m_"l]:<q [@D 1[g] N ¢ |g (p [ g D
eq m3 eq g 1000[mg] MMSLOZ [%] roca cm3

( [mol]) 1000000 cm3 (1 — go)
_)
) P 1m3 @

B2

Una vez modificados los valores se procede a hacer la interpolacion para obtener la

isoterma resultante se muestra en la Figura B2.
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Figura B2: Isoterma ocupada para la simulacion de inyeccion de NPs en el YNM.
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Célculo de isoterma de adsorcidon propuesta
Consideraciones:

z=0.002

Bz =10

Adsorcién maxima: 1.8314 [mg/q]

Peso molecular de SiO2: 60.0855 [g/mol]

Peso molecular de H20: 18 [g/mol]

$=0.15

pr = 2.71 [g/lcm?]

Pasar valor de adsorcion maxima que se tenga a las unidades g/cm3PV, esta adsorcion

maxima se tomard como el valor maximo de la isoterma dada por Monfared et al. (2015).

MmYsurs (A =d)pr\ 1 Groca _
< ¢ >[cm3pv]xm ’

Ysurf
mysur f

Gsurf ]

Ad; = 1.8314
d; 83 [ cm3PV

] = 0.02812 [

groca
Lo siguiente es calcular el valor de B, con base en la concentracion de fraccion masa

B—lo— 10 = 5000
~z  0.002

Posteriormente se calcula ahora el valor de A, conociendo la adsorcién maxima.

A
ADSpax = E;A = (ADSMAX)(B)

gsurf

0.02812[ o ]

cm3PV

] £5000 = 140.62[

Teniendo ya el valor de Ay B se procede a hacer la tabla de adsorcion vs concentracion,
variando la concentracion (z) mediante la ecuacion 7.5. Ejemplo de céalculo para un valor
de z de 0.00004:

gsurf ]
cm3PV

_A( BZl'

- _ gsurf (5000)(000004)
di = B\1+ le-) - 0'02812[ ](

= 0.00468737
cm3PVI\1 + ((5000)(0.00004))> [

Para dejar el valor de adsorcion en unidades requeridas por STARS se debe de dividir el

valor entre el peso molecular del SiO;
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00468737 [ | mol
Ad; = CTZ = 7.80116E — 05 —]
60.0855 [ -] cm3PV
Y posteriormente convertir de cm® a m®
Ad; = (7 80116E 05[ mol ) 1000000em?) _ 78 0116[ mol
A cm3PV 1m3 e m3PV

Se repite el mismo célculo para todos los valores de fraccion masa deseados.

Por su parte los valores de fraccidbn mol se calcula multiplicando el valor de z; por el peso

molecular del agua entre el peso molecular de las nanoparticulas (SiO-)

e

My, 0
=z, —="
‘ MMs;o, 60.0855 |- |

fraccién mol = (0.000599146

Tabla resultante con valores para las distintas concentraciones propuestas en las

unidades obtenidas en cada paso:

Tabla B1: Valores de concentracién de NPs y de adsorbato adsorbido obtenidos para la isoterma
propuesta, en distintas unidades.

Concentraciéon de NPs Adsorbato adsorbido
%p/p fraccion mol Zi g/cm3pVv mol/cm3PV g/m3pV gmol/m3PV
0 0 0 0 0 0 0

0.004 1.19829E-05 0.00004 0.00468737 7.8012E-05 4687.36656 78.0116094

0.008 2.39658E-05 0.00008 0.00803549 0.00013373 8035.48552 133.734188

0.02 5.99146E-05 0.0002 0.0140621 0.00023403 14062.0997 234.034828
0.06 0.000179744 0.0006 0.02109315 0.00035105 21093.1495 351.052242
0.1 0.000299573 0.001 0.02343683 0.00039006 23436.8328 390.058047
0.2 0.000599146 0.002 0.0281242 0.00046807 28124.1993 468.069656
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Anexo C: Gasto de inyeccién

A continuacion, se muestra el procedimiento del célculo del gasto de inyeccion,
considerando la misma velocidad de inyeccién que ocuparon Sepehri et al. (2019) en sus

pruebas en nucleo.

Primero se calcula la velocidad de inyeccion en el nlacleo de acuerdo con datos de
Sepehri et al. (2019).

cm3
0, 12 [T]

T A, 86[cm?]

~ 1.3953 [ﬂ]

Un n

Llevandolo a [m/d]:

1[m] '\ (24[h]
v, = 1.3953 [%] <100?:m]> ( T ) = 0.33488 [%]

Al querer igualar la misma velocidad de inyeccion para el yacimiento, se va a multiplicar el

area del pozo por la velocidad calculada para obtener un gasto de inyeccion por dia.

Giny,, = (vn[7]) (AEmD) = (v [7]) @ru)

Giny,, = (0.33488 [%]) (2)(1)(0.15[m])(1868[m]) = 589.5923 [%3]

Dejandolo en unidades de campo:

m3 bbl bbl
Uiny,, = 589.5923 4 (6.29 [ﬁ]) = 3708.5356 [T]
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