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Resumen

La inyeccién de nanofluidos es una técnica de reciente desarrollo en el recobro mejorado de
petréleo. El principal inconveniente de esta técnica son las incertidumbres fenomenoldgicas asociadas
al proceso. El objetivo principal de esta tesis es desarrollar un modelo de base fenomenolégica para
simular las interacciones fisico-quimicas que ocurren durante la inyeccién de nanofluidos reductores

de viscosidad en yacimientos de crudo pesado.

En este trabajo se presentan los fundamentos tedricos asociados a los fendmenos involucrados
entre los crudos pesados, el contenido de asfaltenos y las nanoparticulas. El modelo planteado en esta
tesis tiene en cuenta los fenémenos de transporte, transferencia y de superficie presentes durante la
etapa de inyeccion del nanofluido en el pozo y en la posterior etapa de produccién. Como estrategia
de solucioén al conjunto de ecuaciones diferenciales parciales que componen el modelo matemético
se aplica el método volimenes finitos (FVM). La solucién al sistema de ecuaciones no lineales

resultantes se obtiene mediante el Método de Newton.

La validacién del modelo se realiza a partir de pruebas experimentales realizadas en la Universidad
Nacional de Colombia. De acuerdo a los resultados, el modelo conceptual y matemético propuesto
representa significativamente los fenémenos involucrados en el uso de nanofluidos reductores de
viscosidad en yacimientos de crudo pesado al interior de la formacién. Luego se realiza el escalado de
las condiciones de flujo que se presentan en las pruebas de laboratorio a condiciones de yacimiento.
Finalmente, se realiza la simulacién de diferentes esquemas de estimulacién en un modelo de pozo

en coordenadas cilindricas, donde se realizan sensibilidades a las variables del modelo.

Palabras Clave: Modelamiento Matematico, Simulacién de Yacimientos, Crudo Pesado, Nanoparti-

culas, Reduccién de Viscosidad, Adsorcion de Asfaltenos, Medios porosos.






Abstract

Nano-fluids injection is a recent technique in enhanced recovery processes. However, there are
phenomenological uncertainties associated with this procedure. The main objective of this thesis is
to develop a phenomenological-based model to simulate the physico-chemical interactions that occur

during the injection of viscosity reducing nanofluids in heavy oil reservoirs.

First, the theoretical foundations associated with the phenomena involved in heavy oil, asphaltene
content and nanoparticles are presented. The proposed model considers the transport, transfer and
surface phenomena during the nanofluid injection and at the late stage of production. The strategy
applied for solving the set of differential and partial equations that compose the mathematical model
is the finite volume method (FVM). Then, the solution of the resulting system of non-linear equations

is obtained by Newton’s method.

The validation of the model is based on experimental tests carried out at the Universidad Nacional
de Colombia. According to the results obtained in this work, the proposed conceptual and mathematical
model represent well the phenomena related to the use of viscosity reducing nanofluids in heavy crude
oil deposits. Thus, the up-scaling of flow conditions is performed from laboratory tests to reservoir
conditions. Finally, the simulation of different prediction schemes in a single-well model in cylindrical

coordinates are performed, where the sensitivities of the model variables are studied.

Keywords: Mathematical Modeling, Reservoir Simulation, Heavy Oil, Nanoparticles, Viscosity Re-

duction, Asphaltenes Adsorption, Porous Media.
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Capitulo 1

Introduccion

La disminucién de nuevos descubrimientos de petréleo en los dltimos afios y el constante aumento
en el uso de combustibles fésiles, impulsan en gran medida el uso de técnicas de recobro mejorado de
petréleo (EOR) al rededor del mundo. Actualmente la produccion de crudo a partir de técnicas EOR
se aproxima a 3 MMBD, representando aproximadamente el 3.5 % de la produccién diaria a nivel
mundial (Chen et al., 2017). La disponibilidad cada vez mas limitada de yacimientos convencionales
ha llevado a la necesidad de mejorar las técnicas de recuperacién en yacimientos de crudo pesado y
extra pesado. Comparado con la explotacién de yacimientos de petréleo convencional, la extraccién
de crudo pesado es més compleja debido a las propiedades del mismo, tales como la alta viscosidad,

baja movilidad y el alto contenido de carbono/hidrégeno (Guo et al., 2016).

El crudo pesado se define como un hidrocarburo altamente viscoso que no fluye facilmente hacia
el pozo en condiciones normales del yacimiento, dicho de otra forma, es mas dificil de recuperar
a partir de las técnicas de recobro convencional. Se ha identificado que el mecanismo clave para
la recuperacion efectiva en campos de crudo pesado es la disminucién en la viscosidad, mejorando
asi la movilidad de la fase (Franco et al., 2013). Sin embargo, la produccién de crudo depende de
numerosos factores, tales como la geometria del yacimiento (espesor de la formacién y continuidad del
medio); presién y profundidad de la formacidn; tipo de roca y permeabilidad; propiedades del fluido
y saturacién de los mismos; existencia de fracturas que mejoren la conductividad de la formacién;

nimero de pozos, entre otros (Speight, 2009).

Normalmente, la produccién en un yacimiento se divide en tres etapas: recuperacién primaria,
recuperacion secundaria y recuperacion terciaria o EOR. En yacimientos de hidrocarburos pesados,
frecuentemente el recobro primario y secundario no son el enfoque principal de la recuperacion. Mds

del 90 % de aceite original in situ permanece luego de la etapa de produccion primaria o en frio. Por
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otro lado, técnicas de recuperacidon secundaria como la inyeccién de agua o gas se han llevado con
éxito en algunos yacimientos de hidrocarburos pesados, donde se reporta un recobro entre el 2 - 20 %

del aceite original en sitio (Speight, 2013b).

Las formaciones de crudo pesado, donde la viscosidad del aceite es bastante alta y la movilidad
es reducida, son las principales candidatas para EOR. Las técnicas EOR se dividen principalmente
en técnicas de recobro térmico y de recuperacién en frio. El recobro térmico se realiza tanto en
yacimientos convencionales y no convencionales, éste se basa principalmente en la reduccién de la
viscosidad del crudo a partir de calor introducido a la formacién para mejorar la movilidad en el
yacimiento (Satter & Igbal, 2016). Las técnicas de recobro no térmico se clasifican en técnicas de
desplazamiento miscible e inmiscible, de estimulacion con quimicos, estimulacién mecénica y otras.
El recobro no térmico tiene como objetivo mejorar propiedades fisico quimicas de la formacién y
los fluidos presentes. Entre éstas, reducir la tension interfacial entre fluidos, reducir la viscosidad del

crudo, alterar la humectabilidad y mejorar la conductividad del medio poroso.

Recientemente, el uso de nanofluidos como técnica EOR en yacimientos de crudo pesado ha
demostrado resultados altamente prometedores. Esta técnica consiste en inyectar las nanoparticulas en
un nanofluido de base oleica que es altamente miscible con el crudo de la formacién. La nanoparticula
gracias a su relacion drea superficial/volumen tiene una alta capacidad de adsorcion de compuestos
pesados (asfaltenos), lo cual genera una reduccién de las fuerzas de interaccidon entre moléculas del
crudo y, por ende, se origina una disminucion en la viscosidad (Franco et al., 2013). La efectividad y
perdurabilidad de estos tratamientos depende esencialmente de dos factores, la capacidad de captura

y la retencién en el medio poroso de las nanoparticulas.

1.1. Crudos pesados

Actualmente las reservas de crudo pesado superan las reservas de crudo convencional en el mundo.
Paises como Estados Unidos, Canadd, Venezuela y Rusia poseen grandes reservas de crudo pesado.
Sin embargo, en paises como Estados Unidos solamente el 2 % de la produccién total de hidrocarburos
proviene de estas reservas (Speight, 2016). Desde el punto de vista econdmico, la explotacién de crudo
pesado es mds costosa comparada con la produccién de crudo convencional, no obstante, el margen
de ganancia costo/produccidn sigue siendo importante y positivo para la industria. Teniendo en cuenta
la creciente demanda de energia para los afios futuros, la explotaciéon de hidrocarburos pesados es

actualmente un tema importante en la industria petrolera.
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Un crudo pesado es una mezcla de compuestos orgdnicos de alto peso molecular integrado por
cadenas de hidrocarburos con al menos 60 dtomos de carbono (Guo et al., 2016). Es ampliamente
aceptado que se adopte la gravedad especifica y la viscosidad como dos estdndares para clasificar el

crudo liviano, pesado y extra pesado, como se muestra en la Tabla 1.1.

Tabla 1.1. Clasificacién del crudo a partir de su °API y viscosidad. Adaptado de Guo et al. (2016)

°API Viscosidad (cP)  Densidad (kg/m?)

Liviano > 22 < 100 <934
Pesado 10-22 > 100 934 — 1000
Extra pesado < 10 > 10, 000 > 1000

La gravedad especifica es medida en unidades del American Petroleum Institute ( °API); cuanto
menor sea la °API de un crudo, mayor es su gravedad especifica. La viscosidad del crudo es medida
en centipoise (cP), esta es una medida de la resistencia al flujo del crudo; cuanto mayor sea su valor,

mayor serd la viscosidad del fluido (Guo et al., 2016).

1.2. Nanotecnologia en la industria del petréleo

La nanotecnologia es un campo moderno de la ciencia que se enfoca en el disefio, caracterizacion,
produccion y aplicacién de diversos materiales de escala nanométrica (nanoescala) (Cheraghian &
Hendraningrat, 2016a). Esta escala, hace referencia a dimensiones comprendidas entre 1 y 100 nm.
Inicialmente la idea fue introducida por Feynman en 1959. Gracias a sus caracteristicas y ventajas, los
nanomateriales son utilizados en areas tanto cientificas como ingenieriles (Barron, 2008). Novedosos
materiales nanoestructurados pueden servir como aditivos a otros materiales convencionales, brin-
dando una mejora en propiedades especificas como la elasticidad, conductividad térmica, y resistencia
(Zhang, 2012). En especial dos caracteristicas de las nanoparticulas las hacen atractivas para su uso:

su tamafio y la habilidad de manipular su comportamiento (Kapusta et al., 2011).

En la industria de los hidrocarburos, la investigacion en nanotecnologia ha incrementado répida-
mente y se espera un gran progreso en la aplicacion y uso de nanomateriales en diversas dreas de
la cadena productiva del gas y del petréleo (Cheraghian & Hendraningrat, 2016a). Exploracién de
yacimientos, completamiento y perforacién de pozos, produccién y recobro mejorado de crudo, son
algunas de las dreas de la industria donde actualmente la nanotecnologia es de gran aplicacién (Bera

& Belhaj, 2016).

En la exploracién de yacimientos, se pueden inyectar nanosensores y nanocompuestos capaces
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de detectar ciertas propiedades de los fluidos in situ y de la roca yacimiento. En completamiento y
perforacién de pozos, el uso de nanoparticulas en operaciones de cementacion incrementa la resistencia
del cemento usado (Zhang, 2012). En la produccién y recobro mejorado de crudo, existe una amplia
variedad de nanoparticulas que pueden ser consideradas dependiendo de la funcién que deban cumplir.
Estas se adicionan a un fluido base de inyeccién dando origen a los llamados nanofluidos (Cheraghian
& Hendraningrat, 2016a). La Figura 1.1 resume las aplicaciones de la nanotecnologia en la industria

del petréleo y gas.

Nanotecnologia en
la industria
petrolera

., . Produccién y Refinamiento y
Exploraciéon de Completamiento y . .
- s recuperacion tratamiento de
yacimientos perforacién . .
mejorada de crudo superficie

Nanoparticulas
anope © Membranas

Nanosensores como aditivos a Nanofluidos .
: . recubiertas con
Nanocompuestos cementos y Nanocatalizadores .
nanoparticulas
propantes

Figura 1.1. El uso de la nanotecnologia en la industria del petréleo. Adaptado de Cheraghian & Hendraningrat (2016a)

En lo referente a la recuperacién mejorada de crudo la nanotecnologia ha conducido al enten-
dimiento de los mecanismos y fuerzas involucrados en los fenémenos interfaciales presentes en el
medio poroso (Kapusta et al., 2011). Se ha demostrado que los nanofluidos tienen el potencial de
mejorar mecanismos relevantes de produccién de petréleo, por lo que se le considera como un método

alternativo de recobro mejorado en la tltima década (Cheraghian & Hendraningrat, 2016b).

A través del uso de nanoparticulas, se mejora tanto la movilidad como las propiedades del fluido
base de inyeccion (reologia, tension superficial, modificador de humectabilidad, entre otras) (Kapusta
etal., 2011). Los nanofluidos se disefian de acuerdo al objetivo que se requiera cumplir en yacimiento,
o lo que se denomina su funcionalidad. La funcionalidad de la nanoparticula esta relacionada con el
tipo de actividad superficial que esta posee. Para cambiar la actividad superficial de una nanoparticula,
ésta es tratada o funcionalizada a través de la imposicion de capas adicionales, haciéndola compatible

a un tipo de fuerzas intermoleculares definido (Cheraghian & Hendraningrat, 2016b).
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1.3. Revision de literatura

La nanotecnologia ofrece amplias soluciones a diferentes problemas industriales, por este mo-
tivo, los investigadores has sido atraidos por la nanotecnologia para plantear posibles soluciones a
problemas en la industria de los hidrocarburos. El uso de soluciones basadas en nanotecnologia ha
sido aplicado con éxito en dreas de trabajo como la caracterizacién de yacimientos, perforacién y
completamiento de pozos, aseguramiento de flujo, operaciones de estimulacion y técnicas de recobro
mejorado. En la mayoria de los casos, las nanoparticulas son usadas para mejorar las propiedades del
fluido de estimulacidn, alterar la humectabilidad del medio, reducir la tension interfacial y facilitar la

adsorcién de quimicos en la superficie de la matriz (Bera & Belhaj, 2016).

En la temdtica de alteracion de la humectabilidad en recobro mejorado, Zhang et al. (2009) estudio
experimentalmente la aplicacion de suspensiones acuosas de nanoparticulas de silice con superficie
modificada para la estabilizacién de emulsiones aceite/agua y el transporte de éstas en el medio poroso.
Los resultados muestran una buena estabilidad de la emulsion con tamafios de burbuja entre 2 y 4 um,
ademads de una mejora en el recobro del crudo atrapado. Ju & Fan (2009) estudiaron la eficiencia del
uso de nanoparticulas de silicio policristalino hidrofilicas como modificadores de humectabilidad. La
adsorcion de las nanoparticulas en la superficie mostré cambios en la preferencia de la matriz a ser

mojada, pasando de un medio humectable al aceite a un medio humectable al agua.

Li & Torseater (2015) estudiaron la alteracién de la humectabilidad en un sistema originalmente
mojado al aceite con particulas de silice nanoestructuradas y nanoparticulas coloidales de silice,
en ambos casos de cardcter hidrofilico. Nuevamente los resultados muestran que la alteracion de
la humectabilidad es funcién de la concentracién de nanoparticulas en la superficie, se evidencio
que a altas concentraciones de nanoparticula la superficie se hace mas humectable al agua. Las
pruebas de transporte muestran que en las particulas de silice nanoestructuradas el fenémeno de
adsorcién y retencién es mds significativo, mientras que las nanoparticulas coloidales no tienen
una adsorcion notable. Ademds, una alteracién de la permeabilidad fue observada con particulas
nanoestructuradas, por el contrario, la inyeccién con nanoparticulas coloidales dispersas mantiene el
nicleo mds permeable. Cao et al. (2015) realizé experimentos de laboratorio para evaluar el efecto
del pH en la humectabilidad usando cloruro de sodio y borato de sodio a diferentes concentraciones.
Ademds, nanofluidos con nanoparticulas de silice, circonio y alimina también fueron evaluados. Los
resultados muestran que las soluciones idnicas y los nanofluidos son estables a altas temperaturas y

son eficientes incluso a bajas concentraciones.

Autores como Suleimanov et al. (2011) han estudiado eso uso de nanofluidos para reducir la
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tension interfacial entre las fases agua/aceite, realizando pruebas experimentales usando una solucién
de base acuosa con agentes tensoactivos y nanoparticulas de metales ligeros no ferrosos. Los resultados
mostraron que el uso del nanofluido permitié una reduccién de la tensidn interfacial entre la fase oleica
y acuosa, con reducciones hasta del 90 %. Por otro lado, Roustaei et al. (2012) y Hendraningrat &
Shidong (2012) evaluaron el uso de nanoparticulas hidrofilicas de silice en medios humectables al
agua. Los resultados mostraron que el uso del nanofluido generd una reduccién de la tensién interfacial,
alteraciones de la humectabilidad y adsorcién de las nanoparticulas generando disminuciones en la
permeabilidad del medio. De nuevo Hendraningrat et al. (2013) evaluaron el uso de nanofluidos en
nucleos de baja y alta permeabilidad, en rangos de 9 mD a 400 mD. Para la prueba se usé un crudo de 38
°APly tres concentraciones de nanofluido 0.01, 0.05 y 0.1 wt % con salmuera sintética. Los resultados
mostraron un incremento del 4-5 % en el recobro incremental comparado con el desplazamiento
tnicamente de salmuera. Matroushi et al. (2015) y Moradi et al. (2015) usaron nanoparticulas de
silice en la inyeccién alternada de agua/gas (WAG) para nticleos originalmente humectables al aceite.
La reduccion interfacial y modificacién de humectabilidad mostraron un recobro incremental cercano

al 20 % comparado con el WAG original.

Recientemente, trabajos de laboratorio muestran que la adsorcién de nanoparticulas reduce con-
siderablemente la adsorcién de quimicos en la superficie de la formacién. Entre estos, Esmaeilzadeh
et al. (2011) estudian la adsorcién de tensoactivos aniénicos, catiénicos y no idnicos sobre roca
carbonatada en presencia de nanoparticulas de ZrO;. Los resultados concluyen que el uso de na-
noparticulas mejora la retencidn del quimico en la interfaz fluido/fluido disminuyendo la adsorcién
en la interfaz solido/liquido. En un estudio mds reciente ShamsiJazeyi et al. (2014) reportan que el
uso de nanoparticulas sintetizadas cubiertas con polimeros disminuye la adsorcién del quimico en la
matriz. Las nanoparticulas son sintetizadas con la misma carga superficial de la roca generando que
la adsorcién del producto quimico generalmente se reduzca debido a la repulsion entre las mismas

cargas de la roca y las moléculas de productos quimicos inyectados.

Por otro lado, Yu et al. (2012) investigaron el comportamiento de la adsorcién y el transporte de
nanoparticulas de silice introduciendo 5000 ppm de forma dispersa en tres medios porosos diferentes:
arenisca, piedra caliza y dolomita. Los resultados indicaron que el equilibro de adsorcién en arenisca,
caliza y dolomita fue de 1.272 mg/g, 5.501 mg/g y 0 mg/g, respectivamente. Como conclusiones
importantes, se observd a partir de los resultados que las nanoparticulas de silice pueden pasar
facilmente a través del nicleo de arenisca sin cambiar la permeabilidad. Ademds, se encontrd que
la baja adsorcién de las nanoparticulas en arenisca se debe a la presencia de arcillas en el nicleo.

Conocer de manera detallada la interaccion del nanofluido con la formacién influye en la viabilidad
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econémica de la recuperacion del crudo. Por esta razén, Zabala et al. (2013) evaluaron en nicleos
a condiciones de yacimiento el uso de nanofluidos con nanoparticulas de alimina para la adsorcién
de asfaltenos en crudo volétil. Los resultados mostraron una mejora en la permeabilidad efectiva del
aceite, pasando de 0.09 mD a 6.03 mD, dando paso a la aplicacién en campo. Los resultados de campo
muestran un incremento considerable en la produccién de petrdleo y gas, cerca de 100.000 bbls en

crudo acumulado durante cuatro meses.

Recientemente diversos autores han estudiado la afinidad que tienen algunos tipos de nano-
particulas hacia la adsorcién de asfaltenos. Franco et al. (2012) estudiaron el equilibrio cinético y
termodindamico de la adsorcién de asfaltenos sobre nanoparticulas de 6xido de niquel soportadas sobre
alimina nanoparticulada a diferentes temperaturas, tiempos y concentraciones. Los resultados mos-
traron que este tipo de nanoparticulas alcanzan en tiempos relativamente cortos la adsorcién completa
de asfaltenos (un tiempo aproximado a los 2 minutos), alcanzando una adsorcién de en un rango de
150 a 2000 mg/L en condiciones estaticas a temperaturas de 25, 40, 55 y 70 °C. Por su parte Tarboush
& Husein (2012), presenta una metodologia para preparar nanoparticulas de NiO in situ. Los resul-
tados mostraron que la nanoparticula preparada in sifu tiene una capacidad mds alta de adsorcién de
asfaltenos, hasta de 2.8 g as falteno/g nanopartcula, compara con una nanoparticula convencional
de NiO. Por otro lado, Taborda et al. (2016) evalda el efecto de nanoparticulas de alimina, silice
y silice acida, como reductores de viscosidad en crudos pesados mediante adsorcién de asfaltenos
C7+ y ensayos de agregacion. Los resultados experimentales mostraron que concentraciones hasta de
10.000 ppm reducen la viscosidad hasta en un 90 %, en comparacion con el crudo original. Ademds,
pruebas de desplazamiento en nucleos a condiciones de yacimiento fueron llevadas a cabo por los
autores, encontrando que el uso de nanoparticulas mejora la movilidad del crudo y aumenta el factor

de recobro hasta en un 16 %.

En el modelamiento de la retencién y el transporte de nanoparticulas en el medio poroso, diferentes
modelos han sido planteados para representar de manera matematica el comportamiento de las cargas
superficiales presentes tanto en la nanoparticula como en la superficie de la matriz. Yu et al. (2010)
modelaron numéricamente el efecto del cloruro de potasio en el transporte y retencién de nanopar-
ticulas de carbono en medios porosos. Los resultados fueron validados con pruebas experimentales
realizadas en nucleos de dolomita y arenisca a concentraciones de 0.01 wt% y 0.1 wt% de KCI,
mostrando que hasta el 75 % y el 40 % de nanoparticulas pueden ser recuperadas, respectivamente.
Por otro lado Ahmadi et al. (2011), estudiaron mediante modelamiento matemético y de manera
experimental el recubrimiento del medio poroso con nanoparticulas de 6xido de magnesio, silicio y

alimina. El objetivo era determinar mediante la prueba de potencial zeta cudl de estos nanomateriales
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tiene mejor desempefio de recubrimiento. Posteriormente Zhang (2012) y Murphy (2012), presentan
una revision detallada de modelos de transporte y retencién de nanoparticulas en medios porosos.
Entre estos se encuentra el modelo de transporte aleatorio en tiempo continuo, modelo de filtracién
de coloides base y modificado, modelo cinético de adsorcién de Langmuir, modelo de doble paso,
modelo de doble sitio y modelo de doble tasa, cada uno con sus respectivas ventajas, desventajas y

suposiciones.

En otro trabajo de modelamiento, You et al. (2012) plantea un modelo analitico para el transporte y
retencion del flujo en suspension para diferentes tamafios de particula en formaciones de hidrocarburos.
El modelo matematico planteado representa satisfactoriamente los resultados medidos en pruebas
de laboratorio. En otra investigacion Habibi et al. (2012), modelaron matematicamente nicleos de
arenisca mojados por nanofluido de 6xido de magnesio. Ellos proponen un modelo de empaque
elemental unitario (UBE) para describir el comportamiento de las nanoparticulas en medios porosos
finos. Por otro lado Singh et al. (2012), presentan un trabajo de simulacién numérica, modelando
la aplicacién de nanoparticulas para el mejoramiento en el almacenamiento de CO; en un acuifero
salino. Los resultados de la simulacién mostraron que la adicién de nanoparticulas al CO; inyectado
mejora la eficiencia de barrido en comparacién con la inyeccién tnicamente de CO,. Ademds, la
simulacién numérica demostré que la nanoparticula con CO, mejora la mezcla conectiva reduciendo

la saturacién de gas en algunas regiones de la formacion.

El-amin et al. (2012), plantearon un modelo matemdtico para modelar el transporte de nanopar-
ticulas en un medio poroso con presencia de aceite y agua, incluyendo fenémenos gravitacionales,
fuerzas capilares y difusion Browniana. Nuevamente El-Amin et al. (2013) modelaron el comporta-
miento de la inyeccién de nanoparticulas en operaciones de recobro mejorado de crudo, contemplando
el efecto de la nanoparticula en las propiedades de las fases presentes en la formacién. Posteriormente
Odedele (2014), proporciono un modelo matemadtico para el transporte de nanoparticulas de base
acuosa en operaciones de recobro mejorado de petrdleo. Los resultados y el andlisis del transporte de
las nanoparticulas indicaron que tienen potenciales eficiencias para alterar la humectabilidad y reducir
la tensién interfacial para mejorar la movilidad del crudo. Pocos estudios de simulacién a escala de
campo han sido reportados, entres estos Zhang et al. (2016) evalud el uso de agua mejorada con na-
noparticulas para aumentar la eficiencia del fluido inyectado, generando cambios en humectabilidad
y reduccién en la tension interfacial. Simulaciones numéricas en software comercial como CMG y
Eclipse fueron realizadas para determinar el comportamiento de surfactantes, agua de baja salinidad
y aditivos con nanofluidos para mejorar el rendimiento de las operaciones tipo WAG. Principalmente

la presion capilar y la permeabilidad relativa juegan un papel importante en el modelamiento de este
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tipo de procesos.
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Capitulo 2

Marco teorico

En este capitulo, se presentan los fundamentos tedricos asociados a los fendmenos involucrados
en el recobro mejorado de petrdleo usando nanoparticulas como agentes reductores de viscosidad.
En la primera seccién se exponen los conceptos asociados a crudos pesados y su contenido de
asfaltenos, y a su vez, la relacion de los asfaltenos con la viscosidad del crudo. En la segunda seccidn,
se consigna la teorfa asociada al transporte y la retencién de nanoparticulas en medios porosos
saturados. Adicionalmente se hace una descripcién de los modelos planteados por diversos autores y
las hipétesis planteadas en cada una de ellos. Finalmente, en la dltima seccién se aborda el componente

tedrico en las dindmicas de adsorcion de los asfaltenos en las nanoparticulas.

2.1. Asfaltenos y crudos pesados

Un crudo pesado es una mezcla de compuestos organicos de alto peso molecular integrado por
cadenas de hidrocarburos con al menos 60 dtomos de carbono. De acuerdo a la polarizabilidad y la
polaridad de los mismos, se pueden clasificar en cuatro grupos como sigue: saturados, arométicos,
resinas y asfaltenos. Los saturados comprenden fracciones no polares entre las que se incluyen
hidrocarburos lineales, ramificados y ciclicos. La fraccién de aromaticos que contienen uno o mas
anillos son relativamente polarizables, mientras que las resinas y los asfaltenos son compuestos polares

del crudo, siendo estos dltimos el componente principal del crudo pesado ?.

Convencionalmente, los asfaltenos se definen como la fraccién de crudo que es insoluble en
parafinas de bajo peso molecular, tales como n-heptano o n-pentano, entretanto son solubles en
hidrocarburos aromadticos ligeros tales como tolueno, piridina o benceno (Joshi et al., 2001). Desde un
punto de vista mds riguroso y acorde con la quimica orgdnica, los asfaltenos son moléculas compuestas

de anillos poli-aromdticos y heterociclicos con ramificaciones laterales. De igual forma se les asocia
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con compuestos inorgdnicos tales como sulfuro y nitrégeno y otros metales como niquel y vanadio
(Bai & Bai, 2010). Todos los tipos de crudo contienen cierta cantidad o fraccién de asfaltenos, pero
no todos presentan el mismo grado de impacto en cuanto a la precipitacién y depositacion de estos

componentes pesados debido a su solubilidad.

La solubilidad de los asfaltenos en el crudo hace referencia la capacidad que tiene el crudo de
mantener los asfaltenos en suspension, evitando su agregacion y posterior precipitacion del compo-
nente. Esta solubilidad o estabilidad de los asfaltenos depende de diversos factores como condiciones
termodindmicas de presion y temperatura y composicion del crudo en el cual estdn inmersos. General-
mente, la solubilidad es altamente dependiente de la composicion del crudo, levemente dependiente
de los cambios en presion y muy levemente dependiente de los cambios en temperatura (Ahmed,
2007). Los asfaltenos tienden a permanecer en suspension coloidal a condiciones de presidn y tempe-
ratura inicial de la formacion. Sin embargo, cambios en composicion, presién y temperatura durante
el recobro primario pueden llegar a desestabilizar el equilibrio inicial de los asfaltenos en suspensién
(Ahmed, 2007). Ademds, se ha reportado que ciertas operaciones de EOR generan condiciones de

flujo adversas (mezcla de fluidos), especialmente en operaciones de inyeccion de gas.

Algunos crudos presentan problemas asociados a la precipitacion y posterior depositacién en
las diferentes etapas de transporte y puesta del crudo en superficie. La precipitacién de asfaltenos
puede ocurrir tanto en la formacién, como en las paredes del pozo, durante el transporte a través
de las lineas de produccién y en las plantas de tratamiento o separacién de crudo; todo depende del
comportamiento termodindmico dentro del sistema multicomponente. En cuanto a las variaciones
de presion, la precipitacion de asfaltenos es observada dentro de un rango por encima del punto de
burbuja, en donde la presion disminuye a condiciones isotérmicas. La mdxima cantidad de asfaltenos
precipitados se da en las cercanias del punto de burbuja. Las variaciones de temperatura tienen efectos
mds complejos en el comportamiento de los asfaltenos, y se presentan desde fondo a pozo, hasta
sistemas de transporte en superficie (Darabi, 2014). Todavia no existe un consenso general acerca
de los mecanismos de precipitacion de asfaltenos. Sin embargo, se han propuesto distintos modelos
termodindmicos con el fin de representar y predecir la cantidad de precipitados, su incremento y
evoluciéon con presién y temperatura. Entre estos se pueden identificar cuatro tipos de modelos
termodindmicos de precipitacion de asfaltenos: (1) Modelo de solubilidad, (2) Modelo de sdlidos, (3)

Modelo coloidal, y (4) Modelo de micelizacion (Mousavi-Dehghani et al., 2008).

Una de las teorfas mds aceptadas, pero ampliamente discutida, explica que la solubilidad de los
asfaltenos se basa en que su estabilidad depende fuertemente de la cantidad de resinas que recubren

la superficie polar de las macromoléculas de los asfaltenos, evitando que estas tengan proximidad
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con otras macromoléculas de asfaltenos. La asociacién de los asfaltenos comienza, cuando esta capa
de resinas se rompe y las fuerzas intermoleculares entre asfaltenos empiezan a ser predominantes
(Whitfield, 2015). Este fenémeno induce la agregacién de moléculas, originando un crecimiento
significativo hasta formar agregados. Ya que los crudos pesados contienen una fraccién considerable
de resinas, los asfaltenos durante la etapa de produccién no necesariamente representan un problema,
ya que se encuentran en un estado soluble. Estas resinas son consideradas como disolventes naturales

de los asfaltenos, que evitan su agregacion y los estabilizan (Mousavi et al., 2016).

Uno de los métodos de caracterizacion del crudo es el analisis SARA (Saturados, Aromaticos,
Resinas, y Asfaltenos). En este andlisis el crudo es separado en los cuatro componentes principales:
saturados, aromdticos, resinas y asfaltenos. La cantidad de cada uno de ellos es reportada como
un porcentaje de la cantidad total. En ocasiones el andlisis SARA presenta informacién acerca del
contenido de heterodtomos como nitrégeno (N), oxigeno (O), sulfuros (S) y elementos metélicos,
especialmente en el caso de los asfaltenos (Guo et al., 2016; Muraza & Galadima, 2015). El esquema
de separacion y la secuencia de obtencion de las fracciones constituyentes del crudo se muestra en la

Figura 2.1.
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Figura 2.1. Esquema de separacién de las diferentes fracciones de crudo pesado. Adaptado de Speight (2013a).

A partir del andlisis SARA se obtiene uno de los principales pardmetros de caracterizacion del

crudo, el indice de inestabilidad coloidal (CII por sus siglas en ingles). Este indice es una razén de
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los componentes inestables del crudo sobre los componentes estabilizadores, este se calcula como:

S+ As

CIlI =
R+ Ar

2.1

donde S es el porcentaje de saturados, As es el porcentaje de asfaltenos, R es el porcentaje de resinas
y Ar es el porcentaje de arométicos. Si el indice supera la unidad, existe una mayor probabilidad de
tener inconvenientes de precipitacion de asfaltenos, esto debido a que existe una menor cantidad de

compuestos que solubilicen a los asfaltenos presentes en el crudo (Bai & Bai, 2010).

La composicion quimica del crudo determina sus propiedades de flujo y su comportamiento de
fases. Como se habia mencionado anteriormente, las propiedades de flujo son un factor importante
en la recuperacion, puesta en superficie y transporte del hidrocarburo. En concreto el contenido
de componentes pesados como los asfaltenos tiene efectos considerables en el comportamiento de la
viscosidad en el crudo pesado (Mullins, 2007). Existe una fuerte relacion entre la viscosidad del crudo
y la fraccién volumétrica de cada componente determinado por el anélisis SARA. Normalmente, la
viscosidad de los crudos pesados aumenta con el contenido de asfaltenos y resinas, los compuestos

de mayor peso molecular (Ilyin et al., 2016).

Estudios muestran que la viscosidad del crudo es altamente dependiente de la fraccién volumétrica,
las estructuras quimicas y las propiedades fisicoquimicas del asfalteno que contiene, siendo estos los
componentes mds pesados del crudo (Luo & Gu, 2007). Entender el fendmeno asociado a la viscosidad
del crudo permite disefiar de manera mds eficiente las técnicas de recuperacion aplicadas, reduciendo

el capital invertido y los costos de la operacidn.

2.2. Transporte de nanoparticulas en el medio poroso

El transporte de material particulado en medios porosos (Illamado por algunos autores como
particulas coloidales), fue estudiado por McDowell-Boyer et al. (1986). La teoria concebida en este
estudio es llamada teoria de filtracién coloidal, en donde se proponen tres mecanismos principales para
el filtrado de particulas solidas: filtracién superficial, filtracién mecdnica y filtracion fisicoquimica.
La aparicion de cada mecanismo depende del tamafio de la particula. La filtracién superficial se da
cuando el tamaiio de las particulas es comparable al tamafio medio de los granos del medio poroso,
creando una capa de material debido a que las particulas no pueden penetrar en los poros y canales y
por tanto se acumulan. Cuando las particulas pueden penetrar en el medio, pero algunos didmetros de
los canales son inferiores al del material particulado, este material queda atrapado en esos canales o en

zonas estrechas del medio poroso. Por otro lado, si las particulas tienen didmetros caracteristicos muy
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inferiores al didmetro de los canales, la filtracién por procesos fisicoquimicos, es la tinica responsable

de la retencion. La Figura 2.2 presenta esquemadticamente estos procesos de filtracion.
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Figura 2.2. Mecanismos principales para el filtrado de particulas solidas. Adaptado de Zhang (2012)

Para describir el transporte y la filtracion de particulas coloidales a través de un medio poroso
(ya sean nanoparticulas o cualquier otro material de dimensiones similares), se han empleado prin-
cipalmente dos enfoques. El primero de ellos es el enfoque Lagrangiano, que se basa en el andlisis
de la trayectoria que pueden tomar la nanoparticulas en el medio. Por otro lado, el enfoque Eule-
riano utiliza balances de masa teniendo en cuenta el término de filtracion o retencién por procesos
fisicoquimicos, donde los términos asociados a la retencion son afadidos a la ecuacion general de
adveccion-dispersion (Zhang, 2012). El principal mecanismo por el cual se origina un movimiento
de las nanoparticulas al estar inmersas en un fluido que las transporta es el fendmeno advectivo. Este
mecanismo hace referencia a un movimiento de bulto de un conjunto de particulas que siguen una
direccion dada, la transferencia de momentum de la fase continua ocasionan la movilizacién de las
nanoparticulas suspendidas en el medio, como se ilustra en la Figura 2.3.

La ecuacién empirica bdsica de filtracion fue propuesta por Iwasaki et al. (1937), en donde la
transferencia de las particulas desde la solucidn, es proporcional a su concentracién instantdnea:

de =-Ac 2.2)

dx
donde A es un coeficiente de filtracion y ¢ es la concentracion. Posteriormente Tufenkji & Elimelech en
2004, presentan una expresion para calcular dicho coeficiente de filtracién en colectores o empaques
porosos, dada por la siguiente ecuacién

_3(1-9)

1=
2 d.

ano (2.3)
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Figura 2.3. Transporte de nanoparticulas por adveccién.

donde d, es el didmetro del empaque, ¢ es la porosidad del empaque, @ es la eficiencia de adhesién

y 170 s un pardmetro empirico definido como la eficiencia de contacto del empaque.

Con base en la ecuacion (2.3) se han propuesto varios modelos con diferentes modificaciones. El
primer modelo introdujo el término de filtracion a la ecuacién general de transporte de nanoparticulas,

denominado como Modelo de filtracion coloidal.

dc  pp ds d%c dc
TR _pZlt o, 2.4
or ¢ ot Ox2 K 24

donde D es el coeficiente de dispersion, v, es la velocidad intersticial, s es la cantidad adsorbida

de nanoparticula y p;, es la densidad del medio poroso. El segundo término del primer miembro

izquierdo de la ecuacion (2.4) se conoce como el término de filtracién, el cual se puede expresar como
e kgepc 2.5
donde kg, es el coeficiente de la tasa de depositacion de nanoparticulas.

Otro de ellos, es el Modelo de filtracion coloidal con factor de retardo propuesto por He et al.
en 2009, cuya formulacion matemadtica es la siguiente:
K 2

(1+pb¢d)(9c_D(9c dc

donde K es el coeficiente de distribucion de nanoparticulas entre el sélido y la fase continua.

ot~ Vo2 Pox

El Modelo de filtracién coloidal con sitios de bloqueo propuesto por Cullen et al. en 2010
modifica el modelo de filtracion coloidal base anadiendo un término que restringe la capacidad de
filtracién del medio. El término de retencién modificado se expresa como

pb 93
¢ Ot

Smax

= Kaep (1 - L) c 2.7)
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donde la cantidad médxima retenida viene dada por

1.3
vpdp d. s
i N 2.8
D ) dus dep ( smax) c (2.8)

donde d) es el didmetro medio de los granos de arena y d), es el didmetro de particula.

Smax = 19.6 (

El Modelo de filtracion coloidal modificado con separacion corrige la no reversibilidad de la
teoria coloidal de filtracién afiadiendo un término para dar cuenta de la separacion de nanoparticulas
de las paredes, poros y canales del medio poroso. Este modelo fue propuesto por Bradford et al.

(2002), y la correccion al término de retencion esta dada por

ds
%E = KgepC — %kde,s (2.9)

donde k., se conoce como el coeficiente de separacion.

Adicionalmente, Wang et al. en 2008 presenté su Modelo de filtracion coloidal modificado con
separacion y sitios de bloqueo con el proposito general de acoplar los dos anteriores modelos en uno

solo. Asi, el término de retencion en la ecuacién (2.4) se modela como

Pp 0s s
LRy S
¢ Ot dep( Smax

Otros modelos para explicar la retencion de nanoparticulas en la superficie de la matriz, siguen

) - %kde,s (2.10)

un enfoque de doble sitio, tal y como propone Zhang (2012). El modelo de doble sitio considera
tedricamente dos lugares en los cuales la nanoparticula puede ser retenida, dependiendo de la morfo-
logfa y las fuerzas intermoleculares presentes en el medio poroso. El primer lugar denominado "Sitio
irreversible o Superficie 1", hace referencia al lugar de la superficie mineral donde las nanoparticulas
quedan entrampadas y las fuerzas de arrastre del fluido no son suficientes altas para permitir su remo-
vilizacién. El segundo lugar denominado "Sitio reversible o Superficie 2", hace referencia al lugar de
la superficie mineral donde las nanoparticulas quedan retenidas, pero las fuerzas de arrastre del fluido
y la morfologia del medio permite la removilizacion de la nanoparticula. El proceso de retencion es

representado en la Figura 2.4

de la Figura 2.4 se observa que el sitio irreversible, corresponde a una morfologia donde las nanopar-
ticulas queden depositadas en sus cavidades sin oportunidad de movilizacién. Por otro lado, el sitio
reversible estd expuesto a las velocidades de arrastre inducidas por las fases que se estdn movilizando
a su alrededor y la geometria del medio permite la movilizacién de la particula. La movilizacién de la
nanoparticula luego de que se encuentra en la superficie de la matriz se da debido a la transferencia

de energia por movimiento, desde la fase que estd fluyendo sobre la superficie y que circunda las
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Retencién
irreversible

Retencién
reversible

Figura 2.4. Retencion de las nanoparticulas en el medio poroso.

particulas que se encuentran depositadas sobre la misma. Cuando la velocidad de la fase circundante
supera una velocidad critica, el empuje que esta imprime sobre la particula depositada supera las
fuerzas gravitacionales y el esfuerzo de corte en la superficie, haciendo que esta se levante y fluya

como un componente mas de la fase (Solaimany-Nazar & Zonnouri, 2011).

2.3. Adsorcion de asfaltenos en la superficie de nanoparticulas

En un contexto general, la adsorcion es un fendmeno natural originado por el posicionamiento de
un absorbato en la superficie de un adsorbente. La cantidad adsorbida depende de las condiciones a
las cuales se encuentra el sistema, es decir, presidn, temperatura y concentracion inicial del adsorbato
(GIFSMP, 2012). En la descripcién de este proceso se han utilizado las isotermas de adsorcién, cuya
funcién es mostrar la relacion entre la cantidad final adsorbida dada una concentracién inicial del
absorbato bajo condiciones isotérmicas e is6baras. La cantidad adsorbida estd dada por (Franco et al.,
2013):

-C,

Q=—"—""V @2.11)

donde Cj es la concentracion inicial de absorbato, C, es la concentracién final de absorbato, A es la

superficie seca del absorbente y V el volumen de la solucién.

En el caso de adsorcion de asfaltenos sobre nanoparticulas, el adsorbato son los asfaltenos y el
absorbente es la superficie de la nanoparticula funcionalizada. El recubrimiento superficial del nano-
material y su superficie especifica (drea de superficie por unidad de masa), determina cuanta cantidad
final serd adsorbida. Para modelar la adsorcién de asfaltenos sobre la superficie de nanoparticulas se
han usados isotermas empiricas de Freunlich y Langmuir (Nassar et al., 2011; Franco et al., 2013).

La isoterma de Freunlich estd descrita por

Q. = KpCMl" 2.12)
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donde Q. es la cantidad de asfaltenos absorbidos sobre la superficie de la nanoparticula, C, es la
concentracion de asfaltenos en equilibrio en la fase liquida que recubre la nanoparticula, Kr y n son
las constantes de Freundlich. Kr es un indicador de la capacidad de adsorcién y 1/n es un factor de
intensidad de adsorcién. Un valor alto de Kr sugiere una gran capacidad de adsorcién, y un valor

bajo de 1/n indica una gran fuerza de adsorcién. Linealizando la ecuacién (2.12) se tiene

1
log (Q.) = log (KF) + —log (Ce) (2.13)

Por otra parte, el modelo de Langmuir ha sido ampliamente usado para correlacionar datos
experimentales de adsorcion. Inicialmente fue desarrollado para describir el equilibrio como el punto
en donde las tasas de adsorcién y desorcién son iguales (Nassar et al., 2011; Franco et al., 2013). La

isoterma de Langmuir esta descrita por

KLCe

0. = QmH—KLCe (2.14)

donde Kj es la constante de adsorcién de Langmuir y Q,, es la cantidad médxima de asfaltenos
adsorbidos por unidad de drea de las nanoparticulas. Es importante resaltar que la isoterma de
Langmuir supone una adsorcién en una cubierta monocapa de forma homogénea, mientras que la
isoterma de Freundlich describe una adsorcién en donde la superficie del absorbente es heterogénea
y donde existen lugares con niveles energéticos diferentes para la adsorcién. La forma lineal de la
ecuacion (2.14) esta dada por

Ce 1 Ce

- = +

Qe QmKL Qm

Otra variable importante en el modelamiento de la adsorcién de asfaltenos en nanoparticulas es

(2.15)

la cinética a la cual ocurre la transferencia de asfaltenos de la fase liquida a la fase adsorbente. Esta
cinética es un término que representa la velocidad o tasa a la cual se produce la adsorcién. Existen
diversas ecuaciones que buscan representar el comportamiento adsorbato-absorbente en un sistema
dado, pero ampliamente se han usado los modelos de primer y de segundo orden (GIFSMP, 2012).
El modelo de primer se encuentra dado por

dQe
dt

=k (Qeq - Qe) (2.16)

donde Q.4 es la cantidad de asfaltenos absorbida en el equilibrio y k; es la constante cinética de

primer orden. De igual forma, el modelo cinético de segundo orden estd dado por

dQ.
d_Qt = kZ(Qeq - Qe)2 (217)

Dénde k; es la constante cinética de segundo orden.






Capitulo 3

Formulacion matematica

En la primera seccién de este capitulo se presenta una descripcion general del fenomeno fisico al
interior de la formacién cuando se inyectan nanoparticulas como agentes reductores de viscosidad, en
operaciones de recobro mejorado de petroleo. Posteriormente, se plantean las ecuaciones bdsicas que
describen la fenomenologia presentada. Estas ecuaciones matemadticas consideran las relaciones diné-
micas entre el medio poroso, el fluido y las condiciones de flujo presentadas en el sistema. El modelo
matemdtico presentado a continuacidn, describe los procesos fisicos de interés mds importantes en el
yacimiento. La formacién aqui considerada incluye (1) fases fluidas o méviles (2) la matriz porosa y

(3) diversos tipos de especies que pueden contener tanto las fases sélidas, como fluidas.

3.1. Descripcion general del modelo

En superficie se inyecta un nanofluido que se encuentra compuesto por nanoparticulas de alimina
y un fluido de base oleica (vehiculo) que es totalmente miscible a condiciones de presion y temperatura
de yacimiento (Zabala et al., 2016; GIFSMP, 2012). El tratamiento inyectado entra en contacto con
las fases presentes en los primeros pies al interior de la cara del pozo, desplaza el agua de formacién
y se solubiliza con el crudo gracias a las condiciones de presion y temperatura, y a la miscibilidad
que tiene con esta fase del yacimiento. Debido a esta miscibilidad, el nanofluido y el petréleo se
consideran en este modelo como una misma fase al interior del yacimiento. El proceso de transporte

y mezclado del nanofluido con la fase oleica se representa en la Figura 3.1.

Las nanoparticulas ya dispersas en el crudo, interactdan con los asfaltenos disueltos permitiendo
la adsorcién de los mismos en la superficie funcionalizada de la nanoparticula. Esta adsorcion se da
por las fuerzas intermoleculares de atraccién que existen en la superficie de las nanoparticulas y los

asfaltenos, como se muestra en la Figura 3.2. Los asfaltenos siendo un tipo de compuestos de alta
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Nanofluido

Nanoparticula

Aceite

Figura 3.1. Interaccién del nanofluido con la fase oleica

polaridad (Mullins, 2007), aportan considerables fuerzas intermoleculares al interior de la fase oleica
que se evidencian en su viscosidad, por este motivo, cuando estas fuerzas son removidas se puede

reducir los valores de fuerzas de friccidn internas en el crudo, reduciendo la viscosidad del mismo.

Nanoparticulas

Asfaltenos

Figura 3.2. Adsorcién de asfaltenos sobre la superficie de la nanoparticula.

Asi mismo, la nanoparticula en el medio poroso interactiia con la superficie mineral, estds pueden
seguir viajando dispersas en el crudo o pueden retenerse sobre la superficie de la matriz. Esta retencion
se da debido a fuerzas interfaciales o por entrampamiento en los canales de flujo, dependiendo de
la morfologia del medio. La retencién de las nanoparticulas en la superficie de la matriz genera
alteracion de la humectabilidad volviéndola usualmente mds humectable a la fase acuosa, mejorando

asi la movilidad del crudo en el yacimiento (Ju & Fan, 2009).

Posterior a la operacién de estimulacion se deja un tiempo de reposo, tiempo en el cual se espera
que las nanoparticulas que se encuentran al interior adsorban la mayor cantidad de asfaltenos presentes
en el crudo, y asf mejorar la viscosidad del aceite de manera més eficiente. Culminado ese tiempo
de reposo, el pozo vuelve a ser puesto en produccién esperando que la reduccién en viscosidad y
la alteracion de la humectabilidad mejore las condiciones de flujo de aceite en el drea contactada al

interior de la formacion.
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A continuacion, se presenta la distribucién de especies propuesta para modelar mateméticamente
el proceso fisico que se presenta en la operacién de estimulacién. Se plantea el flujo multifasi-
co/multicomponente de fases continuas y dispersas al interior de la formacién productora. Una fase
se puede considerar como un conjunto de componentes que se diferencia de otra fase por la presencia
de una frontera llamada interface y cuyas propiedades intensivas son iguales en cualquier punto al
interior de dicho limite (Ahmed, 2007). Este modelo en primera instancia considera el medio poroso
como la fase sélida o matriz (s), a través de la cual se contempla la presencia de tres fases continuas
que fluyen simultdneamente al interior del medio poroso: fase oleica (o), fase voldtil (g) y fase acuosa
(w). Ademas, dentro del modelo se tiene en cuenta la presencia de tres fases dispersas: nanoparticulas
que viajan dispersas en la fase oleica (no), nanoparticulas que viajan dispersas en la fase acuosa (nw)
y nanoparticulas que se encuentran retenidas en la matriz (ns). Cada una de las fases propuestas en el

modelo se encuentra constituida por un conjunto de componentes como se muestra en la Tabla 3.1.

Tabla 3.1. Distribucién de componentes en cada una de las fases del modelo.

Componente /Fase | o g w s no nw ns

Petréleo by

Gas X X

Agua X

Vehiculo by

Asfalteno by X  x x
Nanoparticula by X X Xx X X

Como se observa en la Tabla 3.1, se identifican dentro del modelo seis componentes que se entran
distribuidos dentro de las fases presentes en la formacioén: componente petroleo (o), gas (g), agua (w),
vehiculo (v), asfalteno soluble (@) y nanoparticula (7). En cuanto a la transferencia de componentes,
se considera un modelo tipo Black-Oil donde unicamente se presenta la transferencia del gas hacia
las fases oleica y voldtil. Los asfaltenos que se encuentran en la fase oleica se pueden transferir a las
nanoparticulas que se encuentran dispersas en la fase oleica y retenidas en la fase matriz. Cabe aclarar
que no se considera la agregacion de asfaltenos ya que estos compuestos son termodindmicamente
muy estables en crudo pesado. Debido a la alta concentracion de resinas en este tipo de crudos, estas

sirven como agentes estabilizadores e inhibidores de la precipitacion.
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3.2. Ecuaciones de transporte para flujo multifasico/multicomponente

La ecuacidn diferencial de conservacion de masa, se desarrolla aplicando el principio de conser-
vacién de masa sobre un volumen de control o volumen elemental representativo. El balance de masa

para una fase j esta dada por (Civan, 2007)

2 L
5 (&P) +V - (pjw) +V -Jj = p;j4; = 0 3.1)

en donde &; es la fraccion volumétrica de la fase j en el medio poroso, p; es la densidad de la fase j,
u; es el flujo de la fase j relativo a la fase sélida, j; es transferencia de masa de fase j por dispersion

hidrdulica y ¢; es caudal por unidad de volumen.

La ecuacién de balance de masa para una especie i en la fase j en el medio poroso esta dada por
(Civan, 2007).

% (gjpxis) + V- (pjxijw;) + V- jij = pjxijq; = thij—jr (3:2)

donde x;; es la fraccion mdsica de la especie i en la fase j, j;; denota el flujo de masa espontdneo o

dispersivo de la especie i en la fase j y 7i1; j_,j» es la transferencia de masa del componente i desde la

fase j hacia la fase j’ por unidad de volumen.

La ecuacion (3.2) representa unicamente el balance de masa para el componente i en la fase j. El
balance de masa para el componente i se debe plantear sobre todas las fases presentes en el medio
poroso, sumando la ecuacion 3.2 sobre cada una de las fases, la ecuacién de transporte para la especie

i en el medio poroso:

n n n n

a P P P . P ‘

E Zb‘jpjxij +V- ijxijuj +V- ZJ,'J' —ijxijqj =0 (33)
j=1 J=1 J=1 J=1

donde n,, es el nimero de fases presentes en el medio poroso, incluyendo la fase sélida. En la

formulacion anterior, las fases tanto sélidas como fluidas se denotan con el subindice j.

Ecuaciones auxiliares pueden ser escritas como:
gg=1-¢ (3.4)
& = ¢SJ (35)

donde &; es la fraccion volumétrica de la fase sdlida, &; es la fraccién volumétrica de las fases fluidas,
¢ es la porosidad del medio poroso y S; es la saturacion de la jth fase en el espacio poroso. Las

ecuaciones de restriccion para las fases y especies presentes en el medio poroso estdn dadas por

np np-—s

Dg=10, > 8=10 > x;=10 (3.6)
J

J i
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La ecuacién de balance de momentum para la jth fase, puede ser escrita a partir de la ley de
Darcy como

u; = —% ‘K- VO; 3.7

en donde K es el tensor de permeabilidad Darcy, u; es la viscosidad dindmica, k,; es la permeabilidad

relativa, y @; es el potencial de flujo dado por
P d
cI):/ Py e(z-2) (3.8)
Po P

donde dp/p es el potencial dependiente del fluido, g es la aceleracién gravitacional, g (z — z,) es el
potencial del fluido debido a la gravedad y z es la distancia ascendente positiva medida a partir de

una profundidad de referencia z,, (Civan, 2007).

3.3. Modelo matematico

Como se discute en la Seccién 3.1, en el medio poroso se presenta un flujo simultdneo de tres fases
continuas (oleica, voldtil y acuosa), tres fases dispersas (Np en la fase oleica, Np en la fase acuosa y Np
en la fase matriz) y la fase sélida o matriz, las cuales transportan o retienen multiples componentes del
fluido (petréleo, gas, agua, solvente, asfalteno y nanoparticulas). El modelo planteado a continuacién
toma como base un modelo tipo Black-Oil de tres componentes, petréleo, gas y agua, balanceados a
condiciones estandar. En este tipo de modelos la fase oleica se considera compuesta por petréleo y gas,
la fase volatil se considera tinicamente compuesta por gas y la fase acuosa se considera tinicamente

formada por agua (Ertekin et al., 2001).

La ecuacién de transporte para cada uno de los componentes del modelo se determina como se
indica en la seccidn 3.2. A partir de la ecuacion (3.3), la ecuacién de transporte para el petroleo en el

medio poroso esta dada por

0
E (gopox(70) +V. (pomeuo) — PoXs0d0 =0 (3.9)

donde x5, es la fraccién masica del petroleo en la fase oleica. En modelos tipo Black-Oil se considera
que los componentes petrdleo y agua son inmiscibles, por tal razén, no se presenta una trasferencia de
masa entre las fases fluidas. Por otro lado, el gas es soluble en la fase oleica pero no en la fase acuosa,
por lo tanto, la transferencia de masa del componente gas se da Unicamente entre las fases oleica y
volatil. La ecuacién de transporte en el medio poroso para el gas esta dada por

0
T (E¢0537g + EoPoXzo) + V - (PgXgele + PoXgollo) = PgXgeds — PoXgodo =0 (3.10)
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donde xg, y xg, es la fraccion del componente gas en la fase volatil y oleica, respectivamente. Por
ultimo, para el agua no se contempla miscibilidad con ninguno de los otros dos componentes y solo
se encuentra presente en la fase acuosa. Asumiendo esto, la ecuacién de transporte para el agua en el
medio poroso esta dada por

0
E (8wpwwa) +V- (pwwauw) — PwXswqw =0 (3.11)

donde x5, es la fraccién mdsica de componente agua en la fase acuosa.

Las fases continuas presentes en el medio poroso se encuentran formadas casi en su totalidad
por los componentes petréleo, gas y agua, como se expuso anteriormente. En regiones donde se
presentan flujos a altas velocidades, el transporte por difusidn en fases continuas es mucho menor que
el transporte por flujo advectivo (Aarnes et al., 2007; Garcia, 2016). Por esta razén, el modelamiento
matemdtico de los componentes petrdleo, gas y agua, no consideran el flujo espontaneo o dispersivo

Jij de los componentes en cada una de las fases continuas, ecuaciones (3.9), (3.10) y (3.11).

En vista de que el tratamiento es inyectado en un nanofluido de base oleica y por pruebas
de laboratorio se determiné que es miscible totalmente en aceite, no se considera transferencia de
masa del componente nanofluido con ninguna de las otras fases fluidas presentes (Zabala et al.,
2016; GIFSMP, 2012). La ecuacién de transporte para el nanofluido o vehiculo que viaja con las

nanoparticulas en el medié poroso esta dada por

0
E (80,003550) +V. (PoxVouo) — PoXvoqo =0 (3.12)

donde x3,, es la fraccion masica de nanofluido en la fase oleica.

El transporte de nanoparticulas en el medio poroso no presenta equilibrio termodindmico, por
tanto, existe transferencia de masa del componente nanoparticula entre las distintas fases continuas que
debe ser modelada mediante modelos cinéticos de transferencia. Dada esta condicion de no equilibro,
se plantea una ecuacion de transporte por componente para cada una de las fases. La ecuacién de

transporte de nanoparticulas en la fase oleica puede escribirse como

0 . . .
E (3opoxﬁ()) +V. (poxﬁouo) + Vo = PoXnoqo = My o—s; T Mig,0—s, (3.13)

donde x5, es la fraccién mésica de nanoparticula en la fase oleica, j;, es el flujo dispersivo de la
nanoparticula en la fase oleica, 7it5; 5, ¥ iz, 0—s, €5 1a tasa mdsica de nanoparticulas que se transfiere
desde la fase oleica hacia S y S, respectivamente. De manera similar, la ecuacién de transporte de

nanoparticulas en la fase acuosa puede escribirse como

0 . ) )
E (ewpwXaw) + V- (pwxﬁwuw) + V- jaw = PwXawqw = My wos, T Mig,wos,y (3.14)
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donde xj,, es la fraccién masica de nanoparticula en la fase acuosa, jz, es el flujo dispersivo de
la nanoparticula en la fase acuosa, ni s, ¥ #im w—s, €S la tasa mdsica de nanoparticulas que se
transfiere desde la fase acuosa hacia S; y S>. La acumulacién o retencion de nanoparticulas en S; esta
dada por

0

E (Sspsxﬁsl) = mﬁ,sl—m + mﬁ,sl—wv (3.15)
donde xzy, es la fraccion mdsica de nanoparticulas retenidas en Sy, nig 5,0 Y Hiqs,—w €S la tasa
madsica de nanoparticulas que se transfiere desde S; hacia la fase oleica y acuosa, respectivamente.

De manera andloga, la acumulacion o retencién de nanoparticulas en S, se expresa como:

E (&s‘psxﬁsz) = Ity 5,0 + M5 —w (3.16)
donde xzy, es la fraccion masica de nanoparticulas retenidas en S, nig 5,0 Y iy 5,—w €S la tasa

madsica de nanoparticulas que se transfiere desde S hacia la fase oleica y acuosa, respectivamente.

Conforme al modelo conceptual planteado, los asfaltenos que viajan en el medio poroso no
presentan problemas de agregacion, posterior precipitacion y depositacion en la superficie de la
matriz. Por tal razén, el modelo de transporte del componente asfalteno en la fase oleica se modela

como asfalteno soluble

a (Sopoxﬁo) +V- (poxEOlIO) — PoXaoqo = mﬁ,o—mo + mﬁ,o—msl + mﬁ,o—)nsz (317)

donde x5, es la fraccién mdsica de asfalteno en la fase oleica, ritz ,—n, €S la tasa mdsica de asfalteno
que se transfiere desde la fase oleica hacia las nanoparticulas que viajan en la fase oleica, 7tz o—ns, €S
la tasa mdsica de asfalteno que se transfiere desde la fase oleica hacia las nanoparticulas retenidas en S;
Y 1z, 0—sns, €8 la tasa mdsica de asfalteno que se transfiere desde la fase oleica hacia las nanoparticulas

retenidas en S».

Considerando la nanoparticula que viaja en la fase oleica como una fase dispersa, el asfalteno

adsorbido en esta fase se puede modelar como

E (8nopnxﬁno) +V- (pnxﬁno uno) +V 'jﬁno —PnXanoqno = mﬁ,no—m + mﬁ,no—msl + ma,no—msz (3.18)

donde &,,, es la fraccion volumétrica de nanoparticulas en la fase oleica, xgz,, es la fraccién masica
de asfalteno en las nanoparticulas que viajan en la fase oleica, 7tz ,,,—, €S la tasa mdsica de asfalteno
que se transfiere desde las nanoparticulas que viajan en la fase oleica hacia la fase oleica, 7tz o—ns, ¥
1ig no—ns, €S 1a tasa masica de asfalteno que se transfiere desde las nanoparticulas que viajan en la fase
oleica hacia las nanoparticulas retenidas en S; y S,, respectivamente. De manera similar la ecuacién

de transporte para el asfalteno en la nanoparticula que viaja en la fase acuosa se puede expresar como

E (gnwpnxﬁnw) +V. (pnxﬁnwunw) +V. jEnw — PnXanwqnw = mﬁ,nw—»nﬁ + mﬁ,nw—msz (319)
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donde &, es la fraccién volumétrica de nanoparticulas en la fase acuosa, xgy,, es la fraccién mdsica
de asfalteno en las nanoparticulas que viajan en la fase acuosa, 7itg nyw—ns, Y Mg nw—ns, €S 1a tasa
mdsica de asfalteno que se transfiere desde las nanoparticulas que viajan en la fase acuosa hacia
las nanoparticulas retenidas en S y S, respectivamente. De acuerdo al modelo conceptual, se debe
considerar el asfalteno que se adsorbe en las nanoparticulas que se encuentran retenidas en la superficie
de la matriz, las ecuaciones (3.20) y (3.21) presentan las ecuaciones de balance para el componente

asfalteno que se encuentra en adsorbido en las nanoparticulas retenidas en Sj y S», respectivamente.

0
E (Snslpnxﬁnsl) = Mg ns|—o + Mg, ns;—no + Mg, nsi—nw (320)
9 . . .

E (gnszpn-xﬁnsz) = Mg ns,—o + Mg ns,—no + Mg ns, —»nw (321)
donde &, y &ns, €s la fraccion volumétrica de nanoparticulas retenidas en Sy y $»; Xgns, ¥ Xans, €8
la fraccion mdsica del componente asfalteno en las nanoparticulas retenidas en Sy y $2; itz g, —no Y
Mg ns,—no €S la tasa mdsica de asfalteno que se transfiere desde las nanoparticulas retenidas en Sy y
$> hacia las nanoparticulas que viajan en la fase oleica; 7itg ns, —nw Y Mg ns,—nw €S la tasa mdsica de
asfalteno que se transfiere desde las nanoparticulas retenidas en S; y S, hacia las nanoparticulas que

viajan en la fase acuosa.

3.4. Modelos de transferencia de masa

Las ecuaciones (3.9) a (3.21) constituyen el conjunto de ecuaciones diferenciales que modelan
matemdticamente el modelo conceptual presentado en la Seccién 3.1. A continuacién, se presenta de
manera detallada el modelamiento de los fendmenos de transferencia asociados a cada uno de estos

componentes.

El modelo de retencién de nanoparticulas que se presenta a continuacién es el modelo de doble
sitio propuesto por Zhang (2012). La transferencia de nanoparticulas hacia la superficie de la matriz
contempla dos tipos de retencion. En la primera de ellas se presenta una retencién o entrampamiento
irreversible de las nanoparticulas en la superficie 1 de la matriz. La tasa masica de nanoparticulas que

se transfiere desde la fase oleica hacia S; viene dada por

Xns 1

mﬁ,o—m[ = kirr,o (1 - )xnoaopo (3.22)

Xns 1,max

donde k., es la cinética de entrampamiento superficial irreversible de nanoparticulas que viajan en

la fase oleica y Xps, max €5 la retencién méxima de nanoparticulas en S;. De manera simular, la tasa
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madsica de nanoparticulas que se transfiere desde la fase acuosa hacia S esta dada por

xﬁsl _
Xaw Ew Pw (3.23)

mﬁ,w—ml = kirr,w (1 -
Xiisy,max

donde k;..,, es la cinética de entrampamiento superficial de nanoparticulas que viajan en la fase

acuosa. En la superficie 2 de la matriz, se considera que se presenta un fendmeno de retencién y

arrastre de particulas de realizan simultdneamente. La tasa mésica de nanoparticulas que se transfiere

desde la fase oleica hacia S, viene dada por

Xns 1

E
) Xno€oPo — krd,oxﬁszgsps (—0) (3.24)

mﬁ,o—ml = kra,o 1-
Eop + Ew

xﬁsl,max
donde k,, , es la cinética de entrampamiento superficial reversible de nanoparticulas que viajan en la
fase oleica y k4, es la cinética de arrastre superficial de nanoparticulas depositadas en S, hacia la
fase oleica. De manera similar, la tasa mésica de nanoparticulas que se transfiere desde la fase acuosa

hacia S, esta dada por

Xns,

E
) XnwéwPw — krd,wxﬁszgsps (—w) (325)

mﬁ,w—)sz = kra,w 1-
Eo + Ew

xﬁsl,max
donde k,,,, es la cinética de entrampamiento superficial reversible de nanoparticulas que viajan en la
fase acuosa y k.4, es la cinética de arrastre superficial de nanoparticulas depositadas en $> hacia la
fase acuosa. A partir de las transferencias presentadas hasta este momento, la tasas de transferencia
de nanoparticulas que se transfiere desde la superficie de la matriz hacia la cada una de las fases se

pueden expresar como

M) —0 = —Ti 05, (3.26)
Wi, 51 —w = Ml w—ss, (3.27)
M5, 5,0 = —Mig,0—s, (3.28)
M s —w = —Hligwos, (3.29)

Por oto lado, las transferencias de masa asociadas a la adsorcion del asfalteno soluble en la
superficie de la nanoparticula se modelan usando un modelo cinético de primer orden (Franco et al.,
2012), tanto para la transferencia de asfalteno hacia la nanoparticula que viaja en la fase oleica como
para la nanoparticula que se encuentra retenida en la superficie de la matriz. La tasa mdsica de

asfalteno que se adsorbe en la superficie de la nanoparticula que viaja en la fase oleica viene dada por

mﬁ,o—)no = kE,o—mo (xano,equ - xano) €noPn (330)

donde Xgno,equ Y Xano €S la concentracion de asfalteno adsorbida en el equilibro y en un tiempo

t, sobre la superficie de la nanoparticula que viaja en la fase oleica, respectivamente. kg ,—pno €S
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la constante cinética de adsorcion del modelo cinético de primer orden. De manera similar, la tasa
mdsica de asfalteno que se adsorbe en la superficie de la nanoparticula que se encuentra retenida en

S1y S2 se puede expresar como
mﬁ,o—msl = kﬁ,o—msl (xansl,equ - xﬁnsl) Ens1Pn (331)

mﬁ,o—»nsz = kﬁ,o—»nsz (xEnsz,equ - xansz) Ens, Pn (332)

donde Xgus,equ Y Xansrequ €S la concentracion de asfalteno adsorbida en el equilibro sobre la
nanoparticula retenida en S1 y S2, respectivamente. Xgys, Y Xans, €5 la concentracion de asfalteno
adsorbida en un tiempo ¢ sobre la nanoparticula retenida en S1 y S2, respectivamente. kg o—ns, Y
kz o—ns, son la constantes cinéticas de adsorcién del modelo cinético de primer orden para adsorcién
que se da hacia las nanoparticulas retenidas en S; y ;. La transferencia del componente asfalteno

adsorbido en la superficie de la nanoparticula hacia la fase oleica se encuentra dado por

Mg, no—o = ~Ma,o—no (3.33)
mﬁ,nl—m = _mﬁ,o—n[] (334)
Mg n2—o = ~Mg,o—n2 (3.35)

En este punto, han sido consideradas las transferencias correspondientes al fendémeno de adsorcién
que se presenta en la superficie de la nanoparticula. Las ecuaciones (3.18) y (3.19) que modelan el
transporte de asfalteno en la nanoparticula que viaja en las fases oleica y acuosa, respectivamente,
exige modelar la transferencia de asfalteno debido a la retencién de la nanoparticula en S7 y S>. En
ese sentido, la tasa de asfalteno hacia las nanoparticulas retenidas en S; y S, desde las nanoparticulas

que viajan en la fase oleica se pueden escribir como
mﬁ,no—)nsl = xﬁnomﬁ,oﬂsl (336)

mﬁ,noﬁnsz = xanomﬁ,o—mz (337)

de manera similar, para el asfalteno que viaja en la nanoparticula en fase acuosa hacia las nanoparticulas
retenidas en S;y S
mﬁ,nw—mm = xﬁnwmﬁ,w—>s| (338)
mﬁ,nw—msz = xﬁnwmﬁ,w—mz (3.39)
las transferencias inversas de asfalteno adsorbido en la superficie de la nanoparticula desde las

nanoparticulas retenidas en S; y S, hacia las fases mdviles oleica y acuosa se encuentras dadas por

mﬁ,nsl—mo = Xans, mﬁ,o—m] (340)
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Mg, ns,—no = XansyMn,0—s, (3.41)
Mg ns;—»nw = Xans;Mn,w—s (3.42)
mﬁ,nszanw = xanszmﬁ,wasz (343)

Las ecuaciones (3.22) a (3.43), presentan el conjunto de ecuaciones que modelan los fenémenos de
retencién de nanoparticulas y adsorcién de asfaltenos de acuerdo al modelo conceptual propuesto. Este
conjunto de ecuaciones complementa las ecuaciones presentadas en el modelo matemaético (seccién
3.3) y permiten evaluar de manera mas especifica cada uno de los fenémenos que se presentan en el

medio poroso.

3.5. Evaluacion de la porosidad y la permeabilidad absoluta

La retencion de nanoparticulas en la superficie de la matriz y el bloqueo en las gargantas de poro
pueden conducir a un dafio de formacién que se ve representada en una reduccién del espacio poroso

y la permeabilidad absoluta del sistema (Ju et al., 2002). La porosidad instantdnea esta dada por

¢=¢o—0¢ (3.44)

donde ¢, es la porosidad inicial del medio y 6¢ denota la variacién de la porosidad debido a la

retencién y entrampamiento de las particulas y se expresa como

0¢ = (xﬁm + xﬁsz) 85‘&

n

(3.45)

Civan et al. (1989) plantea el comportamiento de la permeabilidad absoluta como una funcién de la

porosidad, que a su vez es funcién de la cantidad depositada de nanoparticulas, y viene dada por

3
K=K, (ﬁ) (3.46)

$o

donde K,, es la permeabilidad inicial del medio.

3.6. Alteracion de la humectabilidad y evaluacion de la permeabilidad
relativa
El concepto de humectabilidad hace referencia a la preferencia que tiene la matriz de entrar en

contacto con una fase u otra, donde la fase preferente se conoce como fase humectante (Hu & Huang,

2017). En las formaciones de hidrocarburos se considera que la matriz puede ser humectable al agua,
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humectable al aceite o puede tener una humectabilidad intermedia. Como se menciona en el capitulo
anterior, la humectabilidad de la matriz se ve alterada debido a la retencién de las nanoparticulas en
la superficie mineral, teniendo asi un comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa antes y

otro después del tratamiento, como se muestra en la Figura 3.3.

kro antes krw antes

o8 | ----- kro después ~ ----- krw después

0.6

0.4

Permeabilidad relativa

0.2

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1

Saturacién de agua [-]

Figura 3.3. Curvas de permeabilidad relativa antes y después del tratamiento

Para representar estos cambios de humectabilidad en forma dindmica, se hace necesario plantear
un modelo de humectabilidad mixta en funcién de la cantidad retenida de nanoparticulas en el medio
poroso (El-Amin et al., 2015). La permeabilidad relativa se puede expresar como una funcion lineal

del area superficial cubierta por la nanoparticula asi

ke, — k.
kyj = ki + ——La0, (3.47)

asp

donde kfj y kflj es la permeabilidad relativa de la fase j antes y después del tratamiento, ay),
corresponde al drea especifica del medio poroso y a;,; €s la superficie total en contacto con los
fluidos. Para el calculo del area especifica en el medio poroso Hu & Huang (2017) proponen la

siguiente correlacion

12
¢ ) (3.48)

asp = 5051¢ (E
El 4rea superficial en contacto con los fluidos por unidad de volumen se puede calcular a partir de

Aror = %g&b (3.49)



Capitulo 4

Solucion numeérica

En el contenido de este capitulo, se desarrolla la estrategia de solucién numérica planteada
para el sistema de ecuaciones presentado en el Capitulo 3. El método de volimenes finitos (Finite
Volume Method — FVM su sigla en inglés) transforma o representa un conjunto de ecuaciones
diferenciales parciales en un sistema de ecuaciones algebraicas. El proceso de discretizacion usando
el FVM, consiste en integrar las ecuaciones de flujo dadas en derivadas parciales y transformarlas
en ecuaciones de balance dentro de un elemento o volumen de control. Esto implica cambiar las
integrales de superficie y de volumen en relaciones algebraicas discretas sobre los elementos y sus
superficies, obteniendo asi un conjunto de ecuaciones semi-discretizadas (Moukalled et al., 2015).
Posteriormente, se determina el perfil de interpolacién para aproximar la variacion de las variables
dentro del volumen de control. De esta manera, se hace posible relacionar los valores de las variables
en las superficies del elemento con los valores en el centro del volumen de control, llegando asi a un

conjunto de ecuaciones algebraicas no lineales.

En la segunda seccioén de este capitulo, se presenta el método de Newton como estrategia de
solucidn al sistema de ecuaciones no lineales resultante luego de aplicar el FVM a las ecuaciones dife-
renciales parciales del modelo. Ademas, se presenta el algoritmo de solucién usado por el simulador

de flujo para resolver el modelo numérico propuesto.

4.1. Formulacion en volimenes finitos

Como se menciond anteriormente, el proceso de discretizacién en volimenes finitos consiste en
integrar las ecuaciones diferenciales parciales sobre los elementos en los cuales ha sido dividido el

dominio fisico del problema. En nuestro caso, la ecuacién de balance de masa en un volumen de
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control para una especie i en la jth fase en el medio poroso esta dada por la ecuacion (4.1).

d . o
5, (Epixis) + V- (pjxijwy) + V- Jij = pjxijdy = i jy (4.1)

como se observa en la ecuacién anterior, el modelamiento de los fenémenos de transporte en el medio
poroso se realiza en estado no estacionario, es decir, las variables asociadas al flujo ademas de cambiar

en el espacio también cambian en el tiempo.

4.1.1. Aproximacion de las integrales de volumen

El primer paso en la discretizacién es la integracién de las ecuaciones en un elemento C de

volumen V.. Integrando la ecuacién (4.1) sobre un elemento C del dominio, se obtiene

0 . .
/E (ejpjxij) dav +/V : (pjxijuj) dav +/V : (.]ij) dv - / (pjxijqj) v = / (mi,j—>j’) av “4.2)
Ve

c c c Ve

El teorema de la divergencia (también conocido como el teorema de Gauss) declara que el flujo
neto de un campo vectorial v, a través de una superficie cerrada es igual al volumen total de todas sus
fuentes y sumideros (es decir, la integral de volumen de su divergencia) sobre la regién dentro de la

superficie (Versteeg & Malalasekera, 2007).
‘/(V-v)dV:‘;gv-ndS:j{v-dS 4.3)
Ve V. Ve

donde AV denota la superficie sobre el volumen V.. Haciendo uso del teorema de la divergencia en la
ecuacion (4.2), los términos de flujo por conveccién y difusiéon se pueden expresar como integrales

de superficie, asi
0 . .
‘/E (sjpjxij) dv + f (pjx,-juj) -dS + j{ (Jij) -dS — / (pjxijqj) dv = / (mi,j_)j’) av (44)
Ve oV, IV, Ve Ve

Las integrales de superficie que denotan el transporte en los términos de conveccion y difusién

estan dadas por

'75 (pjxijuj) -dS = Z / (ijijuj) -dS (45)
av. F~fvor\y
}5 (i) - dS = / (i) - dS .6)

oV, f~f(Ve) f
en las ecuaciones (4.5) y (4.6), la integral de superficie en la frontera de C esta dada por la suma de

los flujos en cada una de las caras del elemento C. Usando la cuadratura de Gauss con un solo punto



4.1. Formulacion en voliimenes finitos 35

de integracion para evaluar la integral en la cara f del elemento se tiene

/ (pjxijuy) - dS = / (pjxiju; -m)dS ~ (pjxiju;) - Sy 4.7
7 7

/(jij)-dS:/(ji,--n) ds = (jij) ;- Sr (4.8)

f f

donde Sy es el drea transversal de flujo de la cara f.

Nuevamente adoptando una cuadratura de Gauss con un solo punto de integracion para evaluar la

integral de volumen en los términos de fuentes y transferencia, respectivamente.

/ (pjxijqj) AV = Ve (pjxijqj) = pjXijqj (4.9)
Ve
/ (e jay?) AV = Vi (1) = iy (4.10)
Ve

donde g; es el flujo volumétrico de la fase j y m; ;_,j» es la transferencia de masa del componente
i desde la fase j hacia la fase j’. La aproximacion bajo una cuadratura de Gauss con un solo punto
de integracién es aproximacion de segundo orden y puede ser aplicada en modelos de dos y tres

dimensiones (Moukalled et al., 2015).

En estado no estacionario el termino temporal en la ecuacién (4.1) se debe integrar sobre el
volumen del elemento C. Integrando sobre el volumen del elemento C el termino temporal de la

ecuacion (4.4) se tiene

9 d 0 (£;p5%ij)
‘/E (8jp_,~x,-j) dv = E /(8jp_,~x,~j) dv | = —al‘ VC (411)
VC VC
donde
1
EipjXij. = v /ejpjxl-j dVv = (ajpjxl-j)c +0 (Az) (4.12)
c
Ve

Sustituyendo el resultado obtenido en la ecuacién (4.12) en la ecuacién (4.11) se obtiene

0 0
/ E (ajpjx,-j) dv = VCE (8jpjx,-j) (413)
Ve
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Figura 4.1. Malla ortogonal uniforme.

4.1.2. Discretizacion de los flujos de conveccion y difusion

Continuando con el proceso de discretizacion considere un elemento C en una malla ortogonal
uniforme de dos dimensione como se muestra en la Figura 4.1.
A partir del resultado obtenido en la ecuacién (4.7), el flujo por conveccidn que se da a través de

las caras del elemento C se puede aproximar como

Ve (pxgu) = > (pjxijug), - Sy (4.14)
f~nb(C)
donde u; se define como
k .
u=-— . K-V, (4.15)
Hj
reemplazando la ecuacién (4.15) en la ecuacién (4.14) se tiene
kyj
Z (pjxijuj)f . Sf = Z —pjxij—_ K- V(Dj . Sf (416)
f~nb(C) f~nb(C) Hj f

A partir de la ecuacion (4.16), el flujo por conveccién para la cara e del elemento C de la Figura

4.1 esta dado por

k. :
Flux&™ = (—pjx,-jﬁ K- Vcb,-) S, (4.17)
J e

donde el vector superficie normal a la cara e se puede expresar como
Se = +(Ay), i =||S|[i = Sei (4.18)

entonces el flujo por conveccién en la cara e esta dado por

k. :
Fluxt™ = —p,-xijf K-Vo;| -8, (4.19)
J e
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Asumiendo que el tensor de permeabilidad K es un tensor diagonal: K = diag(K,, K,) entonces

la ecuacion (4.19) se puede escribir como:

6¢y)
(4.20)

ky;
Fluxom = — R KA —
ux, (p]xu 1 )e( y)e ( Ox

el gradiente de @, en la cara e a lo largo de la direccién i se puede aproximar suponiendo que cambia

linealmente entre nodo C y el nodo E como sigue

0o DO g -
—) = 2B ¢ 4.21)
ox]/, 0x
entonces el flujo por conveccidn a través de la cara e del elemento C se expresa como
kr i kA
Fluxg™ = ~ (mmj) (5—;) ()6 = @jic) = =G (4pjxi)), (Rre — Pjc) (422
J e e

donde G se conoce como el factor de forma del flujo por conveccion y A; es la movilidad de la

fase j, y se definen como

G = (@) (4.23)
ox J,
ky
= (4.24)
Hj

Siguiendo un procedimiento totalmente andlogo al flujo por conveccion, el flujo difusivo en la

cara e del elemento C se puede expresar como:
di dj
Fll/l)Celﬁr = —(;elﬁP (Sjpj)e (xij,E - xij,c) (425)
donde Gilﬁ es el factor de forma del flujo por difusién y se define como

(DA
GH = (’—y) (4.26)
ox |/,

Procediendo de manera similar para todas las caras tales que f ~ nb(C), el flujo por conveccion

y difusién a través de las fronteras de C se puede expresar como

V. (pjxl-]- - llj) = Z (G"””V/ljpjxijA@j)f (427)
Sf~nb(C)
\Y le = — Z (GdlﬁPSJpJAXU) (428)
f~nb(C) Y
donde
(A®;) , = (®)F = Djic) = (P,F = Pjc) = iy (ZF = Zc) (4.29)

(Axij)f = (xij,F — Xij.c) (4.30)



38 Capitulo 4. Solucién numérica

4.1.3. Aproximacion de las integrales de tiempo

El término temporal en la ecuacién (4.1) no solo se debe integrar sobre el volumen del elemento
C, ademads se hace necesario integrarlo en un intervalo de tiempo. Integrando la ecuacién (4.4) en en

el tiempo en un intervalo ¢ a t + At, se obtiene

t+At P t+At
/ Vca (ejpjxl-j) dr — / Z (Gconv/ljpjxijA(Dj)f dt
t t f~nb(C)
t+At t+At t+At
- / (Gdlﬂsjijxij) dt — / PjXij4;j dr = / mi j—j’ dr (4.31)
:  |S~nb(C) 4 1 1

Si el argumento de una integral es una variable explicita de la variable de integracién, en este caso
el tiempo, la integral puede evaluarse de manera analitica (Abou-Kassem et al., 2006). La dependencia
del tiempo en los argumentos de las integrales en la ecuacion (4.31) se encuentran de manera implicita

dentro de la funcién.

(a) Integral dada como el area bajo la curva (b) Integral dada como F(¢"™) x At
Figura 4.2. Representacion de la integral de una funcién como el drea bajo la curva.

Considere la integral

t+At

/ F(t)dt (4.32)

como se muestra en la Figura 4.2, la integral es igual al drea bajo la curva en el intervalo # a t + At.

Esta drea es igual al drea del rectangulo (Figura 4.2) de dimensiones F(#™), donde F' es evaluado al
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tiempo "yt <" <t + At

t+At t+At t+At
/F(t)dt: /F(tm)dt=F(tm)/dt:F(tm)(t+At—t)=F(tm)At (4.33)

de esta manera, el valor de la integral puede ser calculado si se conoce el valor de F(¢t"). Sin embargo,
el valor de F(#™) no se conoce y por lo tanto debe ser aproximado. El drea bajo la curva puede ser

aproximada por alguno de los siguientes tres métodos, como se muestra en la Figura 4.3.

n
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=
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<—At——>

e [ N

(a) Integral dada como F(t) X At (b) Integral dada como F(t + Ar) X At

F(t)

A

F(t+At)
S[FO+F(tean)

F(t)

(c) Integral dada como % (F(t) + F(t + At)) X At

Figura 4.3. Aproximacion de la integral de una funcién

Retomando, las integrales en la (4.31) de los términos de flujo por conveccion, flujo por difusién,
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fuentes/sumideros y el termino de transferencia, haciendo m = ¢ + At se pueden aproximar como sigue
A o m
Ve [(sjpjxij)H g (8jpjxij)t] + Z [(GC(nv/ljpjxijA(Dj)f] At

f~nb(C)
s

F~nb(C)

m
(de‘a,-ijxU) f] At + [pjxijqi]™ At = [mijp]" At (4.34)

dividiendo la ecuacién anterior por Af se tiene

V., cony m
A (o) + ) [(G om/ljpjxtjACDj)f]
fnb(C)
+ GYWejpjAxiy) |+ [ppxijg;]™ = [mijop]™ (439
F-nb(C) !
donde

t+At t
As (gpjxij) = [(8jpjxij) - (&jpjxij) ]
La ecuacion (4.35) es la ecuacién algebraica discretizada que se obtiene luego de aplicar el FVM

a la ecuacion diferencial parcial para un componente i en la jth fase, ecuacion (4.1).

4.2. Sistema de ecuaciones y seleccion de variables principales

El conjunto de ecuaciones diferenciales formado por las ecuaciones (3.9) a (3.21), modela los
fenémenos de transporte y transferencia que se presentan en el medio poroso de acuerdo al modelo
conceptual presentado en la Seccién 3.1. Para resolver de forma numérica este sistema de ecuaciones
se hace necesario aplicar el FVM a cada una de las ecuaciones siguiendo el procedimiento en descrito
en la seccion anterior. En las ecuaciones (4.36) a (4.48) el subindice m se omite teniendo en cuenta

que la aproximacioén de la integral de tiempo se hace a m =t + At.

Aplicando el FVM a la ecuacién (3.9), el transporte del componente petréleo en la fase oleica de

acuerdo con la ecuacion (4.35) se expresa como

V, .
A_CtAt (EoPoX50) — Z (Gwnv/lopoxﬁoA(Do)f — PoXgoqo =0 (4.36)

f~nb(C)
de manera similar, la version discretizada de la ecuacién diferencial para el transporte de los compo-
nentes gas y agua estan dadas por

Ve

A_tAt (¢PgXgg + €0PoXg0)

- Z (Gconv/lgpgx§gA(Dg + GwnvﬂopoxgoAcDo)f — PgXggdg — PoXgodo = 0 437
f~nb(C)
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V,
A Ewpwm) = Y (G Ay Pk AD)  — P X = 0 (4.38)

At f~nb(C)
La ecuacion (3.12) modela el transporte del nanofluido o vehiculo en el cual viajan las nanoparti-

culas en el medio poroso. Aplicando el FVM la forma discretizada de esta ecuacion se puede escribir

como

V, .
A (EopoXio) = . (G AopoXioh®o) = PoXsodo =0 (4.39)

At f~nb(C)
El modelo de transporte y retencion de nanoparticulas en el medio poroso se encuentra dado por

las ecuaciones (3.13) a (3.16). La ecuacion discretizada para el componente nanoparticulas que viaja
en el aceite

Ve

At At (gopoxﬁo) - Z (Gwnv/lopoxﬁoAq)o + GdiﬁgopoAxﬁo)f

f~nb(C)

— PoXno9o — Mu,0o—s; — Mpo—sy, = 0 (440)

de manera similar, para las nanoparticulas que viajan en la fase acuosa
v, .
A_(;At (EwPwXaw) — Z (Gwm’ﬂwpwxﬁwA(Dw + Gdﬁgwpw Axﬁw)f
f~nb(C) '

— Pwxnwldw — My wos, — My wos, = 0 4.41)

apartir de la ecuaciones (3.15) y (3.16), luego de aplicar voltimenes finitos las ecuaciones de transporte

y retencién del componente nanoparticula en el Sitio 1 y Sitio 2 estan dadas por

\%
A_CIAI‘ (sspsxﬁsl) — My 510 — Myp,5i»>w = 0 (442)
Ve
EAt (gspsxﬁsz) —Myp,s,—o0 — Mp,s)—»w = 0 (4.43)

El conjunto de ecuaciones diferenciales parciales que modela el transporte y la adsorcién del
componente asfalteno en el medio esta dado por las ecuaciones (3.17) a (3.21). Aplicando el FVM

descrito en la seccion anterior, para el componente asfalteno que viaja en la fase oleica

V. »
<A (€0PoXa0) — Z (G mv/lopoxﬁoAq)o)f

At F~nb(C)

— PoXao90 — Mag,o—no — Mg,o—ns; — Ma,o—nsy; = 0 (4-44)

para el asfalteno adsorbido en la nanoparticula que viaja en la fase oleica

Ve

At At (8n0pnxﬁn0) - Z (Gconv/lnopnxanoAq)no + GdﬁsnopnAxﬁno)f

F~nb(C)

— PnXano4no — Mano—o — Ma,no—ns; — Ma,no—ns, = 0 (445)
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de manera similar para el asfalteno adsorbido en la nanoparticula que viaja en la fase acuosa

|7 ‘
A_(;At (snwpnxanw) - Z (Gconv/lnwpnxanwA(an + GdlﬁgnwpnAxEnw)f
f~nb(C)

— PnXanw9nw — Mg nw—ons; — Manw—nsy = 0 (446)

aplicando volimenes finitos las ecuaciones de transporte y transferencia del componente asfalteno

que se encuentra adsorbido en la nanoparticula depositada en el Sitio 1 y Sitio 2, respectivamente.

V.
EAI (Snslpnxﬁn_w) - mﬁ,nsl—w - mﬁ,nsl—mo - mﬁ,n.ﬁ—»nw =0 (447)
Ve

EAt (snszpn-xﬁnsz) — Mg ns;—o — Mansy—no — Ma,ns,—nw = 0 (448)

El sistema de ecuaciones conformado por las ecuaciones (4.36) a (4.48) es un sistema de ecuaciones
de la forma F(x) = 0 de naturaleza no lineal. El esquema de solucién sigue una solucién simultanea

del sistema de ecuaciones (SS), donde el vector de incégnitas del sistema se encuentran dado por

T
X= [po, Sg, Sws X505 Xiios Xitws Xnsy» Xnsy» Xao> Xano> Xanw»> Xans» xﬁnsz] (4.49)

4.3. Método de solucion

Como se menciono en la seccién anterior, la discretizacién del modelo matemaético presentado
en el Capitulo 3 mediante el FVM resulta en un sistema de ecuaciones algebraicas no lineales. Uno
de los métodos mds usados para la solucion de sistemas de ecuaciones no lineales es el método de
Newton. El método de Newton es un algoritmo para encontrar aproximaciones de los ceros o raices
de una funcién real (Mathews et al., 2000). Dada una funcién f(x) continua y sea tal que f(x"*!) = 0.

v+1

Para encontrar x¥*', es posible desarrollar la funcién f(x) en series de Taylor para un punto x":

J'(xY)
TR

Fx) = F(*) + f/(x)(x = x") + (x — xV)? (4.50)

si se trunca el desarrollo de la serie a partir del término de segundo grado y se evalda en x = x"*! se

tiene
SO = fO0) + )T = xY) 4.51)

! se aproxima a la raiz se tiene que f(x"*!) ~ 0, entonces

xv+1 =xV = f(xv)
J'(x)

donde x"*! es la vth estimacién de la solucién y x¥ es la aproximacion inicial a la solucién y f(xV).

finalmente, si xV*

(4.52)

Reorganizando la ecuacion (4.52) se obtiene

(") Ax = —f(x") (4.53)
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donde Ax = x"*! — xV. La Figura 4.4 muestra la interpretacién geométrica del método de Newton
aplicado a una funcién de una variable. Dado un valor inicial estimado de la solucién x°, es posible
estimar un valor x! préximo a la solucién, el cual se obtiene como el intercepto de la tangente en x°
con el eje x, como se observa en la Figura 4.4.

f(x)

A

v
>

Figura 4.4. Interpretacion geométrica del método de Newton.

como se observa f(x!) # 0, por tanto, se hace necesario seleccionar x!

como la nueva aproximacioén
a la solucién para calcular un nueva aproximacion a la raiz de la funcién. Este proceso iterativo se

realiza hasta que f(x"*!) ~ 0.

El sistema de ecuaciones presentado en la seccidn 4.2 es un sistema de ecuaciones no lineales de
multiples variables. El método de Newton para una sola variable puede ser extendido para encontrar
las raices del sistema en un problema de miiltiples variables. Considerando un sistema de ecuaciones

no lineales de forma general, este se puede expresar como
F(x)=0 (4.54)

donde F es el conjunto de ecuaciones no lineales y x es conjunto de variables del sistema. De manera
similar al procedimiento aplicado en la deduccién del método de Newton para funciones de una
variable, se tiene

AV Ax = —F(x") (4.55)

donde Ax = (x"*! —x”) y A” es llamada la matriz jacobiano del sistema y se expresa como

Oy O
x| Oxy,

AV=| ¢ . (4.56)
Ym . Oym

Ox1 Oxp,
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siendo F(x) un conjunto de m funciones no lineales, es decir F(x) = (Fi(X),..., F;u(X)) y y; un
conjunto de n variables tales que y; = Fj(xi,...,x,). La solucién del sistema de ecuaciones no
lineales requiere el cdlculo de la matriz jacobiano para cada aproximacién de la solucién. En este
trabajo el cdlculo de las derivadas de la matriz jacobiano se realiza de forma numérica de acuerdo a

la ecuacion (4.57).
Oym _ Ym(Xn + €) = ym(x,)
0x, €

(4.57)

La ecuacion (4.55) es el sistema de ecuaciones lineales obtenido luego de aplicar el método de
Newton al sistema de ecuaciones no lineales F(x) = 0. Cualquier método de solucién directa o iterativa

puede ser utilizado para resolver el sistema de ecuaciones presentado en la ecuacion (4.55).

4.4. Algoritmo de solucion

Para dar solucién al modelo numérico planteado se hizo necesario el desarrollo de una herramienta
computacional que implementa un simulador de yacimientos para flujo multifidsico/multicomponente.
El algoritmo 4.1 presenta los pasos seguidos por el programa computacional para resolver de forma

numérica el modelo matematico planteado en el Capitulo 3.
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Algoritmo 4.1: Algoritmo de solucién seguido en la herramienta computacional

1 Inicio del programa ;

2 Lectura de datos ;

3 Calcular propiedades que no dependen del tiempo ;

4 Hacertr=0;

5 Asignar condiciones iniciales x'=

0.
s

6 while ¢ < t,,; do

7

8

9

10

11

12

13

14

15

16

17

18

19

20

21

22

23

24

25

Calcular las propiedades del fluido y del medio poroso al nivel de tiempo anterior ¢;
Hacerv =0;

Definir el vector de incégnitas al nivel de tiempo siguiente como x"= = x’;
while F(x"*!) > rol do

Calcular las propiedades del fluido y del medio poroso a la iteracién v;
Calcular el residual del sistema de ecuaciones F(x");

Calcular la Matriz Jacobiano A" asociada al sistema F(x");

Resolver el sistema de ecuaciones lineales A” Ax = —F(x");

Actualizar el vector de incognitas a la iteracién siguiente x"*! = x” + Ax;

Evaluar F(x"*!) ;

x¥ =x""; v=v+1

Evaluar balance de materiales EBM ;
if EBM > tol then

Reducir At ;

XV — Xl‘ .

Volver al paso 7

Definir el vector de incégnitas para el nuevo ciclo de tiempo x! = x/*/;

t=t+Atr;

Imprimir resultados al tiempo ¢ ;

26 Fin del programa;







Capitulo 5

Resultados y analisis

En la primera parte de este capitulo se presenta la validacién del modelo matemético planteado
con pruebas experimentales realizadas por el Grupo de Investigacion en Fenémenos de Superficie
Michael Polanyi (GIFSMP), y se hace el ajuste de los pardmetros del modelo de transporte y retencién
de nanoparticulas. Posteriormente se realiza el escalado de las condiciones de flujo que se presentan en
las pruebas de laboratorio a condiciones de yacimiento. Finalmente, en la dltima seccidn se realiza la
simulacién de diferentes esquemas de estimulacion en un modelo de pozo en coordenadas cilindricas,

donde se realizan sensibilidades a las variables del modelo.

5.1. Validacion con pruebas experimentales

En esta seccion se presenta la validacion del modelo matematico propuesto en el Capitulo 3 con
pruebas de laboratorio realizadas por el GIFSMP (2012). Mediante esta prueba se evalia el efecto
del uso de nanoparticulas sobre la movilidad del crudo y la humectabilidad del medio poroso. Como
resultado de la prueba se obtienen las curvas de permeabilidad relativa y el recobro de crudo antes y
después del tratamiento. La prueba llevada a cabo se compone de cinco etapas como se muestra en la

Tabla 5.1.

Inicialmente con la muestra a saturacion irreducible de agua S,,, se inyectan 0.3 volimenes
porosos de pre-tratamiento para acondicionar el medio poroso. En la etapa dos se inyectan 0.3
volimenes porosos de nanofluido a una concentraciéon de 2000 ppm, para posteriormente dejar el
sistema en reposo durante un tiempo 4 horas. En la etapa cuatro de la prueba se simula el medio
poroso en sentido de produccién inyectando 20 volimenes porosos de aceite en direccion contraria a
la inyeccién del nanofluido. En la etapa cinco de la prueba se inyecta agua para construir las curvas

de permeabilidad relativa y la curva de recobro en el nicleo luego del tratamiento. Finalmente, en
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Tabla 5.1. Etapas prueba de laboratorio realizadas por el GIFSMP (2012).

Etapa Descripcion Sentido Tiempo de Inyeccién [min]
1 Inyeccion 0.3 VP de pre-flujo Inyeccion 9.5
2 Inyeccién de 0.3 VP de nanofluido  Inyeccion 9.5
3 Remojo - 240
4 Inyeccién de 20 VP de aceite Produccién 635.5
5 Inyeccién de 20 VP de agua Produccién 635.5
6 Inyeccién de 20 VP de aceite Produccién 635.5

la etapa seis de la prueba se inyecta aceite para evaluar la perdurabilidad del tratamiento haciendo

seguimiento de la permeabilidad efectiva del aceite a S,,,-. Una representacion de nicleo como malla

de simulacién se presenta en la Figura 5.1.

—————————————————

—————————

332 ft Ny

e Ny

: 1 I 3.32 cm

Figura 5.1. Representacion del nicleo como malla de simulacién.

La propiedades del nicleo y las condiciones operacionales bajo las cuales se realiz6 la prueba se

muestran en la Tabla 5.2.

Tabla 5.2. Informacién del nicleo y condiciones de la prueba.

Pardmetro Valor
Longitud [cm] 7
Diametro [cm] 3.75
Porosidad [-] 0.2055
Volumen Poroso [cc] 15.887
Permeabilidad [mD] 622
Presion de poro [psi] 3002
Temperatura [°F] 210
°API del crudo 8
Caudal de inyeccién [cc/min] 0.5

El GIFSMP evalué los cambios de viscosidad en el crudo a diferentes concentraciones de nano-

fluido. La Figura 5.2 presenta los resultados obtenidos.

Ademds, también se llevaron a cabo pruebas

de adsorcion de asfaltenos en la superficie de las nanoparticulas. A partir de estas, se ajustan los
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3060 210 °F
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Figura 5.2. Cambio de viscosidad en funcién de la dosificacién de nanofluido.

pardmetros del modelo cinético de primer orden como se muestra en la Tabla 5.3.

Tabla 5.3. Cinética de adsorcién de asfaltenos en nanoparticulas de Altimina.

C Inicial [ppm] Nads,max Exp [mg/g] Nads,eq [mg/g] K [1/min]

0 0 0 0
250 22.9 7.46 0.0379
750 45.2 28.2 0.0385
1500 48.2 33.41 0.0211

En laboratorio se obtienen las curvas de permeabilidad relativa antes y después del tratamiento
durante la etapa cinco de la prueba. La Figura 5.3 muestra estas curvas donde se observa que el
tratamiento mejora la permeabilidad relativa del crudo y disminuye la saturacién irreducible de

aceite.

0.8 0.0040
0.7 ko antes 0.0035
—a—kro despues
0.6 0.0030
—#—krw despues
- 0.5 0.0025 __
? krw antes i
5 0.4 0.0020 ;
0.3 0.0015
0.2 0.0010
0.1 0.0005
0 = 0.0000
0 0.2 0.4 0.6 0.8 1

Saturacion de agua

Figura 5.3. Curvas de permeabilidad relativa antes y después del tratamiento.

Las cinéticas de retencidn del modelo de doble sitio se tomaron como pardmetro de ajuste durante
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la simulacién ya que no se tiene informacion de laboratorio con la cual se puedan determinar. Por otro
lado, la retencién méxima sobre la superficie de la roca se determiné a partir del drea superficial de

la roca y la nanoparticula. La Tabla 5.4 presenta los pardmetros ajustados del modelo de doble sitio.

Tabla 5.4. Parametros del modelo de retencién de nanoparticulas.

Parametro Valor
kirpr [1/5] 4.0E-4
kra [1/5] 1.0E-4
kra [1/s] 4.0E-5
Xrisy,max [8/€] 1.0638E-5
Xris,,max [£/8] 2.0212E-4

Para garantizar que los resultados obtenidos durante la simulacién de la prueba experimental sean
independientes del nlimero de elementos usados en la discretizacion, se realiza una sensibilidad en

el nimero de bloques en la direccién de flujo. Los resultados de esta sensibilidad se muestran en la

Figura 5.4.
90
80
2
Q
g 70
<2}
Qi 30 Bloques
IS
60 40 Bloques
50 Bloques
50
0 5 10 15 20

Volumenes porosos inyectados

Figura 5.4. Efecto del numero de bloques en factor de recobro simulado.

De la Figura 5.4 se observa que los resultados de la simulacién no tienen variacién significativa
cuando la discretizacion del nicleo se realiza con 40 y 50 bloques. Por otro lado, se observa que los
resultados de la simulacién usando una discretizacién de 30 bloques tiene una ligera variacién en el
porcentaje de recobro final (0.26 %). Los resultados presentados a continuacion se realizan con una
malla en una dimensién usando una discretizacién de 40 bloques en la direccién de flujo y un tamafio

de paso del tiempo variable en un rango de 1 a 380 segundos, dependiendo de las condiciones de flujo

durante la simulacion.

En etapa cinco de la prueba de desplazamiento descrita en la Tabla 5.1, se obtiene la curva de
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recobro luego del tratamiento. Los resultados de la simulacién de la curva de recobro antes y después

del tratamiento comparados con los valores obtenidos en laboratorio se muestran en la Figura 5.5.
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4

15
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Voltimenes porosos inyectados

wt

20

Figura 5.5. Curva de recobro experimental y simulada, antes y después del tratamiento.

En la etapa seis de la prueba de laboratorio se hace seguimiento a la permeabilidad efectiva

del aceite a S, para evaluar la perdurabilidad del tratamiento. Los resultados de la simulacién

comparados con los valores obtenidos en laboratorio se presentan en la Figura 5.6.

340
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Volimenes porosos inyectados
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Figura 5.6. Permeabilidad efectiva al aceite después del tratamiento.

De las figuras 5.5 y 5.6 se observa que los resultados de simulacién reproducen de forma adecuada

el comportamiento de la curva de recobro y la permeabilidad efectiva al aceite medidas en laboratorio.

De esta forma, se considera que el modelo conceptual y el modelo matematico planteado para describir

los fenémenos descritos en la inyeccién de nanoparticulas para recobro de crudo pesado representan

de forma adecuada los procesos que ocurren al interior del medio poroso y por tal razén se considera

como validado.

Durante la segunda etapa de la prueba, el nanofluido se inyecta al medio poroso y se presentan los
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fendmenos de transporte y retencion de las nanoparticulas que viajan en el nanofluido. La Figura 5.7

presenta la distribucion de nanoparticulas en cada una de las fases a distintos tiempos de la segunda

etapa de la prueba
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Figura 5.7. Distribucién de nanoparticulas en el nicleo durante la segunda etapa de la prueba.

En la Figura 5.7 se observa como las nanoparticulas viajan en el tratamiento se retienen en la

superficie de la matriz en los sitios activos 1 y 2, llegando a hacer contacto con cerca de la mitad del

espacio poroso.
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Figura 5.8. Cambios de la porosidad y la permeabilidad absoluta en el niicleo durante la segunda etapa de la prueba.
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La retencion de las nanoparticulas en la superficie de la matriz genera cambios en la porosidad y
permeabilidad del medio. La Figura 5.8 muestra el comportamiento de la porosidad y la permeabilidad
durante la segunda etapa de la prueba. En esta, se muestra claramente que la retencién de nanoparticulas
en la superficie de la roca no genera cambios significativos en porosidad y la permeabilidad del medio

evaluado en éste estudio. Por ésta razon no se seguirdn presentando resultados de cambios de porosidad

y permeabilidad en lo que resta del documento.

Durante la etapa de remojo se presentan fendmenos importantes de retencion y transferencia de

componentes en el medio poroso. La Figura 5.9 presenta el comportamiento de las nanoparticulas
durante esta etapa.
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Figura 5.9. Distribucién de nanoparticulas en el niicleo durante la tercera etapa de la prueba.

Enla Figura 5.9 (a) se observa como las nanoparticulas que inicialmente se encuentran en el crudo
se transfieren a la superficie de la roca, disminuyendo asi la concentracién de nanoparticulas en el
crudo con el tiempo. La Figura 5.9 (b) muestra el aumento en la concentracién de nanoparticulas en la
fase acuosa. En la Figura 5.9 (c) se evidencia el aumento en la cantidad retenida de nanoparticulas en
el sitio activo 1 debido a la transferencia de estas desde la fase oleica como se mencioné anteriormente.

De igual forma, en la Figura 5.9 (d) se observa un aumento en la cantidad retenida de nanoparticulas



54 Capitulo 5. Resultados y andlisis

en el sitio activo 2 de la roca, este aumento se debe también a la transferencia de nanoparticulas que

se encuentran dispersas en el crudo.

Debido a las condiciones de no flujo durante la etapa de remojo, el fenémeno de adsorcién de
asfaltenos sobre la superficie de la nanoparticula se hace importante que en otras etapas de la prueba.

La Figura 5.10 muestra el comportamiento de este fenémeno al interior del nicleo en el tiempo.
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Figura 5.10. Distribucién de asfaltenos adsorbidos en el nicleo durante la tercera etapa de la prueba.

En la Figura 5.10 se observa para cada uno de los casos que la concentracién de asfaltenos
en la superficie de la nanoparticula es mayor en la cara de inyeccién del nicleo. Los resultados
obtenidos en la simulacién son acordes con los resultados de las pruebas de laboratorio mostrados en
la Tabla 5.3. Conforme a estos resultados, la capacidad de adsorcién en el equilibrio es mayor a mayor
concentracion de nanoparticulas. En este caso, la cara de inyeccién del nicleo presenta una mayor

concentracion de nanoparticulas en el crudo de acuerdo a los resultados mostrados en la Figura 5.9.

En la quinta etapa de la prueba se realiza la inyeccién de agua en el sentido de produccién. La
Figura 5.11 muestra el comportamiento de las nanoparticulas que viajan en las fases moviles y que se

encuentran retenidas en la superficie de la roca.
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Figura 5.11. Distribucién de nanoparticulas en el niicleo durante la quinta etapa de la prueba.

El agua que se inyecta al medio poroso genera un desprendimiento de las nanoparticulas que se
encuentran retenidas en el sitio activo 2 de la roca, las cuales se transfieren al crudo y al agua presentes
en el medio poroso, disminuyendo asi la cantidad retenida como se observa en la Figura 5.11 (d).
Las nanoparticulas liberadas se transfieren al agua y al crudo que fluyen a través del nicleo. En la
Figura 5.11 (a) se observa un aumento en la concentracidn de nanoparticulas en el crudo a medida que
avanza la inyeccion de agua, esto se debe a la disminucién del volumen de crudo en el medio poroso.
De manera similar, la Figura 5.11 (b) muestra una disminucién en la concentracién de nanoparticulas
en el agua, puesto que el volumen de agua en el medio poroso aumenta y no se tienen nanoparticulas
dispersas en el agua de inyeccioén. Finalmente, la Figura 5.11 (c) muestra como la distribucién de

nanoparticulas retenidas en el sitio activo 1 no presenta cambio dado que la retencién en el sitio 1 es

irreversible segun el modelo.

En la dltima etapa de la prueba se realiza el deslazamiento de crudo en sentido de produccién. La
Figura 5.12 muestra el comportamiento de las nanoparticulas que viajan en las fases méviles y que se

encuentran retenidas en la superficie de la roca durante esta etapa de la prueba.

La Figura 5.12 (a) muestra una disminucién en el tiempo de la concentracién de nanoparticulas



56

Capitulo 5. Resultados y andlisis

2.0 18.0
——0h 21h e 1.2 h 16.0 N ——0h 21h - 4.2h
15 ----6.3h ---84h ——==105h 14.0 : ----6.3h -=-84h —==105h
_ —. 120
) 2 100
2 10 &
2 IE 8.0
R R 60
0.5 4.0
2.0
0.0 0.0
0 0.2 0.4 0.6 0.8 1 0 02 0.4 0.6 0.8 1
Distancia L/Lx Distancia L/Lx
(a) Concentracién de nanoparticulas en aceite (b) Concentracién de nanoparticulas en agua
1.2E-05 8.0E-06
—0h 21h e 4.2 h - AR ——0h 21h e 4.2 h
LOE.05 " 1 y 7.0E-06 o 1 y
-=--6.3h -==84h ——==10.5h 6.0E-06 ----6.3h -==84h ——==10.5h
 BOE06 = 5.0E-06
o0 S~
S~
2 6.0E-06 < 40E-06 |
9 9 . -
% 4.0E-06 i
2.0E-06 ==
2.0E-06 1.0E-06
0.0E+00 0.0E+00
0 02 0.4 0.6 0.8 1 0 0.2 0.4 0.6 0.8 1
Distancia L/Lz

Distancia L/Lz

(c) Retencion de nanoparticulas en el sitio activo 1 (d) Retencion de nanoparticulas en el sitio activo 2

Figura 5.12. Distribucién de nanoparticulas en el niicleo durante la sexta etapa de la prueba.

presentes en el crudo, dado que se tiene una inyeccién de crudo original de formacién. Con la inyeccién
de crudo se presenta un desplazamiento del agua presente al tiempo cero de la etapa, disminuyendo
hasta valores de saturacién irreducible de agua, aumentando asi la concentracién de nanoparticulas en

el agua como se muestra en la Figura 5.12 (b). Las Figuras 5.12 (¢) y 5.12 (d) muestran la distribucién

de nanoparticulas retenidas en el sitio activo 1 y 2, respectivamente.

Durante la dltima etapa de la prueba se hace importante evaluar la perdurabilidad del tratamiento.
La restauracion de la permeabilidad efectiva al crudo luego del tratamiento se present6 en la Figura

5.6. En la Figura 5.13 se muestra el comportamiento de la viscosidad del crudo en la zona tratada.

5.2. Escalado a condiciones de yacimiento

Las propiedades y pardmetros del modelo definidos en la seccién anterior son vilidos a escala de
nucleo. Para llevar estos resultados a una escala mayor se hace necesario ajustar estas propiedades
y pardmetros a la escala de la malla de simulacién con la que se va a representar el fenémeno

a nivel de yacimiento. Siguiendo el procedimiento planteado por (Islam et al., 1989), la relacién
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Figura 5.13. Viscosidad del crudo durante la sexta etapa de la prueba.

campo/laboratorio entre las propiedades y pardmetros del modelo se determina como se muestra en

la Tabla 5.5.

Tabla 5.5. Estrategia de escalamiento de laboratorio a campo. Adaptado de (Islam et al., 1989)

Propiedad Relacién Campo/Laboratorio
Longitud Ry,
Ancho Ry
Altura Ry,
Porosidad 1.0
Permeabilidad 1.0
Tasa de Inyeccién Ri
Caida de Presion Ry,
Tiempo RL
Velocidad 1.0
Cinéticas de retencion 1.0/Ry,

El factor de escalamiento R;, se define como el tamafio del bloque en campo sobre el tamafio del

bloque en laboratorio, asi:
campo

R, =
L= "ab

(5.1)

Como estrategia de escalamiento se plantea modelar una geometria similar a la que se ajusté en
las pruebas de laboratorio, pero a una escala mayor. El objetivo final del escalamiento es llevar estos
pardmetros a una malla en coordenadas cilindricas para simular el comportamiento de los fenémenos
cuando un pozo se somete a una estimulacién con nanofluidos reductores de viscosidad. El tamafio
del bloque en la direccién de flujo radial se distribuye de forma logaritmica desde el radio interno

(radio del pozo) hasta el radio externo de la malla. Se espera que la penetracion del tratamiento al
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interior del pozo no supere los primeros 15 ft, donde los tamafios de bloque son menores a los 5 ft.
Por tal razén, el tamafio del bloque en la direccién de flujo que se define para el escalamiento de la
prueba de laboratorio se toma como 2 ft. El factor de escalamiento para la prueba estd dado por

2.0 ft

=L 34834
0.00574 ft

Ry

A partir de factor de escalamiento calculado se determinan las nuevas dimensiones de la nueva

geometria. En la Figura 5.14 se representa la malla de simulacion a escala de campo.

——————————————————————————

N
1
|
1
1
N

37.08 £\ - - S
80 ft

Figura 5.14. Escalamiento de malla a condiciones de yacimiento.

Las otras propiedades que se escalan a partir de las relaciones presentadas en la Tabla 5.5 se

presentan en la Tabla 5.6.

Tabla 5.6. Escalamiento de propiedades de laboratorio a campo.

Pardmetro/Propiedad Laboratorio  Campo
Longitud [ft] 0.2296 80
Ancho [ft] 0.1090 37.98
Altura [ft] 0.1090 37.98
Porosidad [-] 0.2055 0.2055
Permeabilidad [mD] 622 622
Tasa de Inyeccién [bpd] 0.0045 549.52
Tiempo [d] 1.5 523.8
kirr [1/s] 4.0E-4 1.15E-6
krq [1/s] 1.0E-4 2.87E-7
krq [1/s] 4.0E-5 1.15E-7

A partir de las nuevas propiedades y pardmetros de ajuste presentados en la Tabla 5.6 se simula
la geometria presentada en la Figura 5.14. La curva de recobro obtenida a partir del escalamiento de

la prueba original de laboratorio se presenta en la Figura 5.15

Como se observa en la Figura 5.15, el comportamiento de la curva de recobro para la nueva
geometria escalada a condiciones de yacimiento se ajusta satisfactoriamente al porcentaje de recobro

mdximo obtenido a nivel de laboratorio. A partir de este resultado, se concluye que los pardmetros
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Figura 5.15. Escalamiento de malla a condiciones de yacimiento.

del modelo se encuentran ajustados a nivel de campo, permitiendo modelar operaciones de inyeccién

de nanofluidos reductores de viscosidad en yacimientos de crudo pesado a nivel de pozo.

5.3. Simulacién a escala de pozo

A continuacioén se presenta el modelamiento de la inyeccién de nanofluidos reductores de visco-
sidad a escala de pozo. Debido a que no se cuenta con informacién completa de pilotos realizados en
campo, no es posible realizar la validacién del modelo a escala de pozo. Por esta razén, los resultados
presentados en esta seccion representan un escenario de estimulacion a escala de pozo supuesto. El

escenario planteado se compone de 4 etapas como se describe en la Tabla 5.7.

Tabla 5.7. Etapas del escenario de estimulacién a escala de pozo

Etapa Descripcién Tiempo[dias]
1 Produccién natural del pozo a BHFP constante @ 1400 psi 300
2 Inyeccién de 200 Bbl de tratamiento 1
3 Remojo 1
4 Post-produccién del pozo a BHFP constante @ 1400 psi 365

El modelo de simulacién considera flujo en la direccién radial del pozo. Al igual que en la
seccion 5.1 se realiza la sensibilidad en el numero de bloques para garantizar la independencia de
los resultados con respecto al numero de bloques usados en la discretizacion. Los resultados que
se presentan a continuacién se realizan con una malla de 20 bloques en la direccién radial. Las
distribucidn espacial de la malla se define de forma logaritmica, teniendo un mejor refinamiento en
las zonas cercanas al pozo. Una representacion del pozo a modelar como malla de simulacién se

muestra en la Figura 5.16.
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r, = 0.27 ft

r, = 2050 ft

Figura 5.16. Representacién del pozo como malla de simulacién.

Las propiedades del pozo y las condiciones operacionales de la estimulacién se muestran en la
Tabla 5.8.

Tabla 5.8. Informacion del pozo y condiciones de la estimulacién.

Pardmetro Valor
Radio externo [ft] 2050
Radio del pozo [ft] 0.27
Espesor [ft] 250
Porosidad [-] 0.18
Permeabilidad [mD] 470
Presién de poro [psi] 3002
Viscosidad del crudo [cP] 173.5
°API del crudo 12
Temperatura [°F] 210
Saturacién inicial de agua [-] 0.28

Las curvas de permeabilidad relativa antes y después del tratamiento, los pardmetros del modelo
de retencion de nanoparticulas y las curvas de los cambios de viscosidad en funcién del nanofluido

son tomadas de las pruebas de laboratorio presentadas en la seccién 5.1.

La estimulacién del pozo consiste en la inyeccion de 200 Bbls de tratamiento a una concentracién
de 2000 ppm de nanoparticulas. La inyeccion se realiza a una tasa constante de 200 Bbl/d (dia 0 a dia
1 de la simulacién), posteriormente se cierra el pozo durante un dia para simular la etapa de remojo
(dia 1 a dfa 2 de la simulacién). La Figura 5.17 muestra la distribucién de nanoparticulas en cada una

de las fases presentes en la formacién durante las etapas de inyeccion y remojo de la estimulacion.

La Figura 5.17 muestra las nanoparticulas alcanzan un radio de penetracién cercano a los 5 ft.
Como se observa en la Figura 5.17 (a) durante la etapa de remojo se presenta una disminucién en la

concentracion de nanoparticulas en el crudo debido a la transferencia que se presenta a la superficie
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de la roca. La Figura 5.17 (b) muestra un aumento en la concentracién de nanoparticulas en el agua

residual presente en la cara de la formacién. En la Figura 5.17 (c¢) y (d) muestran la distribucién de

nanoparticulas retenidas en el sitio activo 1 y 2, respectivamente.
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Figura 5.17. Distribucién de nanoparticulas al interior de la formacion durante la etapa de inyeccion.

Luego de la etapa de remojo el pozo es puesto nuevamente en produccién a presion de fondo
constante. La Figura 5.18 muestra la distribucién de nanoparticulas en cada una de las fases presentes
en la formacion durante la etapa de produccién. En la Figura 5.18 (a) se observa una rdpida disminucién
en la concentracién de nanoparticulas en el crudo, dado que el crudo en los primeros pies de la
formacion luego de la estimulacion es el que presenta mayor contenido de nanoparticulas y este es el
que primero se produce. De manera simular, el contenido de nanoparticulas en el agua de la formacién
presenta un comportamiento similar al crudo como se observa en la Figura 5.18 (a). Por otro lado,
las nanoparticulas retenidas en la superficie de la roca se libran de forma progresiva mientras el pozo
se encuentra en produccién como se muestra en la Figura 5.18 (d). La distribucién de nanoparticulas
retenidas el sitio activo 1 no presenta cambios significativos, debido a que la retencién es funcién de

la concentracién de nanoparticulas presentes en las fases méviles y luego de 10 dias de produccién
es relativamente baja.
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Figura 5.18. Distribucién de nanoparticulas al interior de la formacién durante la etapa de produccion.
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Figura 5.19. Produccién de crudo y agua, antes y después de la estimulacion.
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Durante la etapa de produccién los caudales de produccién de crudo y agua aumentan como se
muestra en la Figura 5.19. En la Figura 5.19 (a) se observa que luego de la estimulacién al tiempo t
= 300 dias se presenta un incremento inicial de la produccién de crudo de 110 a 300 Bbl/d, donde
se alcanza la linea de produccién base nuevamente a los 500 dias de produccién. La Figura 5.19
(c) muestra el volumen de crudo acumulado luego de la estimulacién, donde se obtiene un recobro
incremental de 4255 Bbl con respecto a la linea base. De manera similar, la produccién agua presenta
un incremento inicial de la produccién de 20 a 40 Bbl/d y un recobro incremental de 768 Bbls con

respecto a la linea base, como lo muestra la Figura 5.19 (b) y (d) respectivamente.

Luego de la operacién de estimulacion las nanoparticulas retenidas en la superficie de la matriz
se liberan generando cambios en la viscosidad del crudo presente en la zona estimulada. La Figura
5.20 muestra el comportamiento en el tiempo de la viscosidad del crudo producido a condiciones de

yacimiento.

200

160

120

K [Cp]

80

40

200 250 300 350 400 450 500
Tiempo [Dias]

Figura 5.20. Viscosidad del crudo producido a condiciones de yacimiento.

En la Figura 5.20 se observa que luego de alcanzar la linea base de produccion (200 dias luego
de la estimulacién), la viscosidad el crudo en la cara del pozo atin se ve afectada por el remanente de
nanoparticulas en el medio poroso. Este efecto en la reduccién de la viscosidad del crudo mediante el
escenario simulacion planteado, mantiene una tendencia similar a los resultados obtenidos en campo

por Zabala et al. (2016).

Finalmente se plantea evaluar una sensibilidad de los principales pardmetros del modelo y algu-
nas variables operacionales de la operacién. En la Tabla 5.9 se muestran los diferentes escenarios
planteados para cada una de las variables que se pretenden evaluar. En total se plantean 28 casos de
simulacién donde se varia uno a uno cada pardmetro con el objetivo de determinar cual o cuales de

estos tiene un mayor impacto en el recobro final de petroleo luego de la estimulacion.
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Tabla 5.9. Sensibilidad de los principales pardmetros del modelo.

Parametros Base +20 % +40 % -20 % -40 %
Tiempo de remojo [d] 1 1.2 1.4 0.8 0.6
kirr [1/s] 1.I15E-6  1.38E-6 1.61E-6 9.20E-7 6.90E-7
kra [1/s] 2.87E-7 3.44E-7 4.02E-7 2.30E-7 1.72E-7
kya [1/s] 1.15E-7 1.38E-7 1.61E-7 9.20E-8 6.90E-8
Xiis,max [2/2] 1.06E-05 1.27E-5 1.48E-5 8.48E-6 6.36E-6
Xiisy,max [2/8] 2.02E-04 242E-4 2.83E4 1.62E-4 1.21E-4
Concentracién de inyeccion [ppm] 2000 2400 2800 1600 1200

Los resultados de la sensibilidad para cada uno de los pardmetros evaluados se presentan en la

Figura 5.21.
Concentracién de Inyeccién
kra
Tiempo de remojo 20%
- -40%
- 20%
kirr 40%
S2max
-1000 -500 0 500 1000

Produccién acumulada de crudo

Figura 5.21. Incremento en la produccién acumulada de crudo.

En la Figura 5.21 se determina que los tres parametros que tienen mayor impacto en la produccién
acumulada de crudo luego de la estimulacion son: la concentracion de inyeccion de nanoparticulas, la

cinética de retencidn en el sitio activo 2 y el tiempo de remojo del tratamiento luego de la inyeccion.
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Conclusiones

A continuacidn, se presentan las conclusiones que surgen luego del desarrollo de este trabajo.

Se desarrollo un modelo matematico para simular las interacciones fisico-quimicas que ocurren
durante la inyeccién de nanofluidos reductores de viscosidad en yacimientos de crudo pesado.
Teniendo en cuenta los fenémenos de transferencia de transporte, retencion y transferencia de

masa mas importantes al interior de la formacion.

El modelo matemético planteado fue implementado en un simulador de yacimientos de pseudo-

componentes y validado satisfactoriamente con pruebas de laboratorio.

El modelo conceptual y el modelo matemadtico propuestos representan significativamente los
fenémenos de transporte y retencion de la estimulacién de pozos productores de crudo pesado

con nanofluidos reductores de viscosidad.

El modelo de transporte y retencién de nanoparticulas representa adecuadamente los cambios
de humectabilidad y al reduccién de viscosidad observada en los resultados obtenidos en la

curva de recobro de las pruebas de laboratorio.

Se realiz6 exitosamente el escalado de los pardmetros cinéticos, de condiciones de pruebas de

laboratorio a condiciones de yacimiento.

A partir de la elaboracién de este trabajo, se plantean algunas recomendaciones para mejorar el

modelo propuesto y representar de manera mas adecuada los fenémenos de transporte y transferencia

involucrados en este tipo de operaciones.

= Implementar un modelo de asfaltenos mas riguroso para describir el comportamiento ante

cambios de presion y temperatura.
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= Mejorar los protocolos de las pruebas experimentales para determinar los pardmetros cinéticos

del modelo de retencién de nanoparticulas en presencia de dos fases.
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