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Nomenclatura

Subindices

a .... Aire

¢ .... Capilar, presién

e .... FEfectivo

g .... Parametro de escalamiento

Hg .. Mercurio

¢ .... Poro
ij ... Garganta
in ... Entrada, condicion

inlet  Frontera de entrada

iny .. Inyeccion
nw .. Fluido no mojante
0 .... Aceite

outlet Frontera de salida

r .... Residual, saturacion

rnw . Relativa al fluido no mojante, permeabilidad
rw .. Relativa al fluido mojante, permeabilidad
stm . Simulacién, tiempo

t .... Entrada, presién

w .... Fluido mojante

Simbolos griegos

« .... Pardmetro de ajuste

v .... Constante

A ... Indice que caracteriza la distribucién del tamano de poro
¢ .... Porosidad

o .... Tension interfacial

0 .. Angulo de contacto

Simbolos

A .... Area de la seccién transversal

a .... Constante

¢ .... Concentracién masa
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Difusividad

Alta salinidad (High Salinity)
Indices
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Baja salinidad (Low Salinity)
Parametro de ajuste
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Parametro de ajuste

Aceite de interés

Presién

Flujo volumétrico

Saturacién

Tiempo

Volumen

. Agua de formacién

. Agua de formacién diluida al 50 %
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Introduccion

La inyeccién de agua de baja salinidad es un método de recuperacién mejorada de petréleo
(Low Salinity WaterFlooding o LSWF, por sus siglas en inglés), también conocido como inyeccién
inteligente de agua (smartflooding o smart water), el cual estd retomando un gran auge en la indus-
tria debido a los resultados prometedores. El creciente interés en esta técnica radica en la mejora
del barrido de petroleo, mediante la inyeccion de agua con concentraciones de sal menores a la del
agua de formacién. Una consideracién general es que el LSWF, con concentraciones menores a 4000
ppm, cambia la mojabilidad del yacimiento de una mojabilidad mixta a una mas mojable por agua
[Fredriksen et al., 2016]. En estudios con areniscas existe la alteracién de mojabilidad de las arcillas;
hay un cambio a un estado preferentemente mojado por agua. Durante LSWF, la alteracion de la
mojabilidad es generalmente detectada mediante cambios indirectos en las curvas de permeabilidad
relativa y de presién capilar. Un decremento en la permeabilidad relativa y un incremento en la
caida de presién indican que las particulas liberadas (finos) mejoran el barrido microscépico, ya que
las gargantas de poro son bloqueadas y se genera flujo divergente dentro de zonas no-barridas. En
el caso de carbonatos los mecanismos y efectos predominantes de este método no han sido comple-
tamente establecidos. [Fredriksen et al., 2016].

En este trabajo, se considera el enfoque de red de poros, el cual permite el estudio de las fuerzas
capilares y de la mojabilidad sobre parametros de flujo y transporte. El enfoque de red de poros
discretiza la estructura interna del medio a través de formas geométricas regulares. En principio,
la estructura interna se constituye de poros y gargantas. Los poros se definen como los espacios
vacios méas grandes del medio que son conectados por caminos méas estrechos llamados gargantas.
Posteriormente, se establecen conceptos y modelos fisico-matematicos para el estudio de diferentes
fenémenos que impliquen la interaccién de una o més fases (sélidos o fluidos), principalmente. Por
ejemplo, los poros y gargantas tienen tamaifios del orden de micras (1 x 107¢[m]), pero estableciendo
el fendmeno de flujo en una gran cantidad de estos elementos de red, se pueden determinar pro-
piedades macroscopicas, tales como: permeabilidad absoluta, permeabilidad relativa, propiedades
eléctricas, presion capilar, entre otras [Martinez-Mendoza, 2016].

Uno de los objetivos de este reporte es el de observar el impacto de la inyeccion de agua de baja
salinidad sobre la presion capilar y permeabilidad relativa. Para ello se establece un modelo de flujo
y transporte, el cual permite calcular los estados de concentraciones efectivas (salinidad efectiva),
bajo estado transitorio, en una red de poros que discretiza una seccién de muestra de roca. A partir
de estos valores, se estiman estados de mojabilidad (dngulos de contacto) y, posteriormente, curvas
de presién capilar y permeabilidad relativa.



Capitulo 1

Modelo de flujo y transporte

En este trabajo, se establece un modelo general de flujo y transporte en medios porosos para
el enfoque de modelos de red poros. En el enfoque de modelos de red de poros, el transporte se
modela a través de ecuaciones de balance de masa para cada elemento de la red (es decir, poros y
gargantas). La Figura 1.1 presenta un esquema de la conexién de poros mediante gargantas en un
modelo de red de poros.

Figura 1.1: Esquema de poros (rojo) interconectados por gargantas (azul).

A continuacién se presentan la formulacién del modelo de flujo y transporte para el enfoque de
redes de poros.

1.1. Modelo conceptual

La formulacién del modelo de flujo y transporte para redes de poros parte del enfoque sistematico
para la modelacién de sistemas continuos. En general, se considera el modelo de transporte de solutos
para el caso en donde los poros y gargantas conforman un volumen de control.
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Hipoétesis generales sobre el medio poroso

= El medio poroso esta constituido por poros que son conectados por caminos mas estrechos
llamados gargantas.

= Inicialmente, el medio poroso esta completamente ocupado por una fase fluida.

= Pueden coexistir hasta dos fases fluidas dentro del medio.

= Cada fase contiene sélo a un componente disuelto en la misma.

= Puede existir intercambio de masa del tipo fase fluida-componente, fase fluida-matriz y componente-
matriz.

= Pueden existir reacciones del tipo fase fluida-componente, fase fluida-matriz y componente-
matriz.

Hipotesis generales para el modelo de red de poros

= El medio poroso se representa por una red de poros interconectados mediante gargantas.

= El modelo de red de poros discretiza la morfologia del medio poroso, la cual se conforma por la
estructura interna (geometria de poros y gargantas) y la topologia (forma en la que el medio
estd conectado).

= Una red es un conjunto de nodos localizados en el espacio, los cuales se pueden entrelazar
mediante enlaces.

= Los nodos sustentan a los poros, mientras que los enlaces a las gargantas.
= Los poros y gargantas se discretizan mediante cuerpos geométricos.

Hipotesis generales para flujo

s El flujo a través de la red es bajo condiciones saturadas.

» El flujo es de tipo laminar, newtoniano, de una fase y en una sola direccion.

= Se considera flujo en estado estacionario e incompresible.

= Existe un campo de flujo en la red tras imponer un gradiente de presion entre dos fronteras
opuestas de la red.

s El flujo volumétrico, ¢, a través de una garganta dada, se describe por la ecuacion de Hagen-
Poiseuille.

Hipoétesis generales para transporte

» Cada elemento de la red (poros y gargantas) se considera como un volumen de control.

= El transporte es monocomponente.

= Existe una componente disuelta en la fase fluida descrita por una concnetracion efectiva.

= Los efectos de adveccion, difusién y de reaccién se consideran tanto en poros como en gargan-
tas.

= El gradiente de la concentracion del componente, dentro de los poros y gargantas, es lineal
(concentraciones uniformes).

» Se consideran mezclas perfectas tanto en poros como en gargantas (concentraciones unifor-
mes).
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1.2. Modelo matematico

El modelo de transporte advectivo-difusivo, para poros y gargantas de una red de poros, acoplado
con flujo estd formado por el sistema de ecuaciones siguientes.

- Para poros

de; - - & Cij — Cj .
VD ase— Y aues =3 DAy S Vie L] (1.1)
JEL; JEL; jeI;

En esta expresion, V; es el volumen del poro, ¢; es la concentracién de componente disuelta en el
poro i, g;; es el flujo volumétrico a lo largo de la garganta ij y ¢;; es la concentracién dentro de la
garganta. El término D, es la difusividad efectiva, A;; y [;; son el drea de la seccién transversal y la
longitud de la garganta 17, respectivamente. El ntimero de coordinacion del poro i es z;, el total de
poros en la red es N, e I; son los indices de los poros conectados al poro ¢ a través de una garganta

7.
- Para gargantas

dc;j Ci — Cij Cj — Cij )
V;'jd—t] + Qijci + Qijcj — 2q1jcij = DeAijTj + DeAij J l J, V 1€ [1, N] (12)
ij ij
Donde Vj; es el volumen de la garganta, c;; es la concentraciéon de la componente dentro de la
garganta ij, g;; es el flujo volumétrico a lo largo de la garganta y c; es la concentracién de la
componente dentro del poro j. El término D, es la difusividad efectiva, A;; y [;; son el drea de la
seccion transversal y la longitud de la garganta 77, respectivamente. El total de poros en la red es N.

La Ec. 1.1 y la Ec. 1.2 conforman el modelo matemaético de flujo y transporte en un modelo de
red de poros. Las condiciones inicial y de frontera para este modelo estan dadas por:

(I, to) = co (1.3)

C([z’nletat > tO) = Cinlet

x outlet ;610
Donde I son los indices de los poros y gargantas de la red. e € Iouuer son los indices de los
poros que conforman las fronteras de entrada y salida, respectivamente. La variable ¢y representa

el tiempo inicial.

1.3. Modelo numérico

En la soluciéon numérica del modelo matemético, las aproximacion de las derivadas temporales
es de primer orden, bajo una discretizacion en diferencias finitas hacia atras. Debido a esto, resulta
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un esquema totalmente implicito en el tiempo.

t_ -1
de ¢ —¢

g 1.4
dt At (14)

La ecuacién de transporte dentro de un poro, tras discretizar y agrupar términos, es:

ZQZJ Cij quc +ZD AZ] - ] (1.5)
lij

J€l; J€I; J€I;

t—1 t
¢ =C— =

De la misma manera, la discretizacién numérica de la ecuacion de flujo y transporte para una
garganta es:

At ¢ — ¢ 7~ Cig
il = C TS {%JQ + qijic J 2%]0 + De Ay I +D AU j} (1.6)

) (]
‘/z] iJ i

Las condiciones inicial y de frontera para el modelo numérico son:
c; = Cp, Vi € Ip, t= to (17)

Cij = Co, VZJ € It, t= t[)

Ci = Cinlet, Vi € Iinletu t Z tO

-
E —— =0, t=>1

: Lij

JEIoutlet

Donde, I, en I, expresan los indices de poros y gargantas, respectivamente. Ademas, Liniet € Loutiet
son los indices de todos los poros que se encuentran en la frontera de entrada y salida, respectiva-
mente.

1.4. Modelo computacional

El modelo de flujo y transporte fue implementado en OpenPNM 1.8. OpenPNM es un frame-
work de cédigo libre para la modelacién de redes de poros, codificado en Python [Gostick et al.,
2016]. Este software esta disenado para ser totalmente independiente de la topologia y la dimen-
sionalidad de la red mediante el uso de la teoria de grafos. Ademas, OpenPNM esté disenado para
ser personalizado; es decir, los usuarios pueden escribir sus propios modelos de fisica a escala de
poro y modelos de propiedades geométricas y termofisicas [Fazeli et al., 2016; Sadeghi et al., 2017;
Tranter et al., 2016].

La implementacién del modelo de flujo y transporte fue bajo el paradigma de orientacién de
objetos. Este trabajo se realizé en un equipo personal con sistema operativo Ubuntu de arquitectura
de 64 bits y 4 GB de memoria RAM.
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1.5. Validacion del modelo

Van Genuchten and Alves [1982] presentan un conjunto de soluciones analiticas para la ecuacién
de transporte convectivo/dispersivo de solutos en una dimensién. En medios porosos, bajo ciertas
condiciones, este problema es conocido como inyecciéon de un escaléon y su soluciéon semi-analitica

es:
co + (Ciny — o) A(z, 1) 0 <t <tiny

c(x,t) = (1.8)
co + (Ciny — c0) Az, 1) — Ciny Az, 1)t > tiny
Donde c es la concentracion del soluto, ¢;,, es el tiempo de inyeccién de la concentracion c;ny y co
es la concentracién inicial. Ademas, el parametro A estd dado por:

2 2
00 ; mT v _ v%t B Dt
2[m sin ( L ) exp [QD iIDR ~ I°R

82+ (35)" + ]

(1.9)

Siendo que L es la longitud del dominio y f3,, son las raices positivas de la siguiente ecuacion:

UL_

B cot(Bm) + 5D = 0 (1.10)

1.5.1. Datos empleados en la validacion

Una red de poros de dimensién 10x1x1 (unidimensional) es considerada en la validacién. Asi mis-
mo, se idealiza la inyeccién de agua a través de la red. En general, se establecen condiciones ideales
para la validacién [Martinez-Mendoza, 2018]. La Tabla 1.1 resume las propiedades empleadas.

Tabla 1.1: Datos empleados en la validacion.

Propiedad Valor Unidad
Concentracién inicial cg 0 ppm
Concentracion de inyeccion c;py 200 ppm
Longitud del dominio L 1E-03 m
Tiempo de inyeccién s 500/50/5 s
Tiempo final t; 1000/100/10 s
Paso de tiempo At 1/0.1/0.01 s
Velocidad de inyeccién v 1.38E-04 m/s
Coeficiente de difusiéon D 2.06E-08 m?/s
Coeficiente de adsorcién R 1

1.5.2. Resultados

Para comparar los resultados obtenidos, se grafica el valor de concentracién en la frontera de
salida para los pasos de tiempo. En la Figura 1.2 se puede apreciar la comparacién de la simulacién
numérica y la solucion semi-analitica para diferentes pasos de tiempo.
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Concentracién en la frontera de salida Concentracién en la frontera de salida Concentracion en la frontera de salida

200 1 *  Modelo *  Modelo
4 vanGenuchten1982 175 ¢ vanGenuchten1982

*  Modelo
4 vanGenuchten1982

Concentracién [ppm]
Concentracién [ppm]

i 25
0

[ 200 400 600 800 1000
Tiempo [s] Tiempo [s] Tiempo [s]

(a) At =1s (b) At =0.1s (¢) At =0.01s

Figura 1.2: Comparacién de las soluciones semi-analitica y computacional del problema inyeccién de un escalén para
diferentes pasos de tiempo At.

Al disminuir el paso de tiempo, la solucién del modelo propuesto se acerca ain mas al valor
de la solucién semi-analitica. Sin embargo, la solucién semi-analitica presenta errores asociados
a discontinuidades de salto finito para At = 0.01. Esto es debido a que el sistema pasa de la
condicion inicial ¢y a un valor resultado que es cercano a la condicién de frontera c;,,,, en un tiempo
relativamente pequeno. Estas singularidades no se presentan en el modelo propuesto de flujo y
transporte. No obstante, dado que las mezclas son perfectas y se descartan reacciones dentro de los
poros y gargantas, este trabajo no requiere considerar pasos de tiempo por debajo de las milésimas
de segundo [Martinez-Mendoza, 2018]. Finalmente, de los errores calculados (ver la Tabla 1.2), se
concluye que el modelo es validado, dado que se pueden obtener valores aceptables a los resultados
obtenidos por la soluciéon semi-analitica.

Tabla 1.2: Error [ %] de la comparacién de la solucién semi-analitica y la computacional.

At [s] Error absoluto Error relativo  Error absoluto medio Error cuadrético medio

1 12 812 0.56 2.58
0.1 5 T 2 8
0.01 6 475 1 2




Capitulo 2

Metodologia para simular LSWF
mediante redes de poros

En este trabajo, el estudio de la inyeccion de agua de baja salinidad conlleva evaluar el im-
pacto que tienen la salinidad sobre la presion capilar y la permeabilidad relativa, las cuales son
dos propiedades efectivas de flujo. Para este efecto, es importante establecer una fisica a escala
de poro capaz de recrear el comportamiento de los procesos esperados. Ademads, la disposicién de
informacion para establecer el modelo de red de poros es crucial, la cual proviene de pruebas ex-
perimentales. El no contar con los suficientes datos de entrada para la red de poros conlleva a
resultados espurios y no representativos. No obstante, en estos escenarios, la flexibilidad de la si-
guiente metodologia permite manejar condiciones adversas y establecer lineas de trabajo auxiliares
para el estudio [Martinez-Mendoza, 2018]. Es importante establecer que en todo momento la me-
todologia de trabajo debe cumplir una consistencia y formalidad caracteristicos de los métodos de
investigacion.

1. Selecciéon del caso de estudio: recopilar toda la informacién neceseria que describa tanto a
la muestra de roca como al método de recuperacién. La principal fuente de informacién pro-
viene de la caracterizacion de la muestra y de pruebas de laboratorio. Sin embargo, cuando no
es posible obtener la mayor de la informacién de pruebas experimentales, considerar trabajos
en literatura es una opcién viable.

2. Seleccién de la imagen y/o red extraida: en el enfoque de red de poros, es crucial contar
con una descripcién a escala de poro de la muestra bajo estudio. Una imagen de alta resolucién
permitird conocer los principales descriptores de la muestra (conectividad, tamanos de poros
y gargantas, etc.) y, a partir de esta informacién, generar el modelo de red de poros. En
la actualidad, algunos grupos de trabajo no solo buscan realizar el andlisis de imagenes de
muestras de roca, sino que extraen redes de poros a partir de las mismas [Blunt et al., 2013;
Ebrahimi et al., 2013; Gostick, 2017; Rabbani et al., 2014; Song et al., 2016; Yi et al., 2017].

3. Modelo de red de poros: la red es generada a partir de la informaciéon obtenida en la
caracterizacion de la muestra o a partir de técnicas de imagen. El modelo debe de recrear pro-
piedades petrofisicas de la muestra bajo estudio, esto con el fin de garantizar la representaciéon
del medio.

4. Flujo a través de la red: a partir de la fisica a escala de poro, se resuelve el método de
flujo en una fase a través de la red. Tras resolver el problema de flujo, se obtiene el campo de
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presion en la red. Esto permite conocer el valor de presion en cada poro y, por consecuente,
las tasas de flujo en las gargantas de la red.

5. Transporte a través de la red: a partir del campo de presién calculado, se resuelve el
problema de transporte en la red. Como resultado, se obtiene un campo de concentracion,
para diferentes tiempos de simulacion, en donde se especifica el valor de concentracién para
cada poro y garganta. Dado que no se considera que el transporte afecte al flujo, el campo de
presion se calcula sélo una vez.

6. Estimaciéon de angulos de contacto: para evaluar los efectos de la salinidad sobre la
mojabilidad, en cada paso de tiempo, se calcula el angulo de contacto de cada garganta
mediante una relacion lineal.

7. Curvas de presion capilar: dado que se conocen diferentes estados de mojabilidad en la
red (dngulos de contacto), en cada paso de tiempo se realiza el algoritmo de drene primario,
en donde el aceite de interés es el fluido invasor. Tras determinar la secuencia de invasion, se
estiman las curvas de presiéon capilar.

8. Curva de permeabilidad relativa: se calculan las curvas de permeabilidades relativas a
partir de la secuencia de invasién y de un modelo para conjunto de capilares.

El problema de flujo considera la ecuacién de Hagen-Poiseuille (Ec. 2.1) y un balance de masa
(Ec. 2.2) para cada elemento de la red. En desplazamiento inmiscible (drene primario), se considera
el enfoque de percolacién de invasion con entrampamiento, siendo la presion capilar el discriminante
en la generacion del clister percolante. El modelo de Young-Laplace (Ec. 2.3) es seleccionado para
el calculo de presion capilar en las gargantas. Para esto, se considera viscosidad y angulo de contacto
constantes.

Hagen-Poiseuille
_ TR*Ap
SulL

Q- (2.1)

Balance de masa .
j=1

Young-Laplace

20 cos 6

po= 2020 23

Donde p es la viscosidad del fluido, o es la tension interfacial y 6 es el dngulo de contacto.

De la simulacién de flujo y transporte se obtienen estados de concentracién para cada paso de
simulacion. El modelo de flujo y transporte propuesto permite obtener valores de concentracion
en cada poro y garganta de la red, lo cual proporciona una forma para estudiar el impacto de la
salinidad en propiedades efectivas de flujo, tales como la presion capilar y la permeabilidad relativa.

La evaluacion de los efectos de la salinidad sobre la mojabilidad, en cada paso de tiempo,
conlleva a calcular el angulo de contacto de cada garganta mediante una relaciéon lineal. Esta expre-
sion muestra que un decremento en la concentracion puede alterar favorablemente la mojabilidad
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Figura 2.1: Metodologia empleada para el estudio de la inyeccién de agua de baja salinidad mediante el enfoque de

red de poros.

[Aladasani et al., 2014].

0(c) = 615 —

En esta ecuacién, 87 es el dngulo de contact
angulo de contacto para condiciones de baja s

cHS _ (LS

C—CHS

(675 — 69 (2.4)

o a concentracion de alta salinidad, ¢, y 0% es el
alinidad, ¢&%



Capitulo 3

Técnica tradicional para estimar curvas
de presion capilar

En ingenieria de yacimientos petroleros, una técnica recurrente para obtener modelos de presion
capilar a partir de informacién experimental es la transformacién de datos experimentales. Esta
técnica toma la informacién proveniente de un sistema roca-fluido dado y la transforma a un nuevo
sistema con diferentes fluidos de interés.

3.1. Descripcién de los sistemas

La caliza Beford o caliza Indiana pertenece a la formaciéon Salem, en Indiana, Estados Unidos.
Esta roca estd formada préacticamente por esqueletos enteros o parciales. Se caracteriza por la
cantidad de fosiles depositados y cementados de manera casi uniforme. Es pertinente destacar que
la caliza Indiana es usada como una caliza estandar debido a sus caracteristicas fisicas homogéneas.
El presente andlisis considera datos de una prueba experimental de drene primario para un tapén
de caliza Bedford (didmetro= 3.82 [cm] y longitud= 3.09 [cm]), en la cual se le inyecta mercurio.
Los sistemas de interés los conforman un aceite, agua de formacién y una salmuera. A continuacion
se presenta la nomenclatura que representa a los fluidos considerados.

s O: Aceite
= W: Agua de formacion
» W2: Agua de formacién al 50 %

Esta muestra fue empleada en una prueba experimental de drene primario, el cual es un despla-
zamiento inmiscible. El drene es un proceso donde la saturaciéon de la fase mojante se disminuye
en un medio poroso. Se llama drene espontaneo si la presion capilar es negativa, y se denomina
drene forzado cuando es positiva. El drene primario ocurre cuando el proceso comienza con una
saturacién de fase de mojante del 100 %. Por ltimo, al ser la prueba experimental un trabajo a
escala de laboratorio, la comparacion de la recuperacién de aceite bajo el enfoque de red de poros
no es abordada. Las principales propiedades de la muestra de roca considerada en esta seccion se
presentan en la Tabla 3.1.

11
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Tabla 3.1: Principales propiedades petrofisicas de la muestra de caliza Bedford.

Propiedad Valor Unidad
Longitud (L) 0.0382 m
Didmetro (d) 0.0309 m
Porosidad (¢) 0.147  m3/m3
Permeabilidad absoluta (k) 16-40 mD
Volumen total (V') 3.54E-05 m3
Volumen de poros (PV) 5.21E-05 m3

Coeficiente de difusién/dispersién  2.15E-09  m?/s

3.2. Transformacion de los datos de presion capilar

La informacion de una prueba de inyeccién de mercurio fue procesada con el fin de obtener
una curva de presion capilar para un nuevo sistema de fluidos. Por lo regular, esta transformacion,
descrita en A.2, es realizada cuando las pruebas de desplazamiento con nuevos fluidos de interés no
estan disponibles. La inyeccién de mercurio estima las presiones capilares en materiales porosos, a
través de la invasion de mercurio a presiones incrementales en una muestra que no contiene alguna
otra fase. Este proceso es conocido como drene primario, donde la fase mojante es el vacio en la
muestra (aire), y la no mojante es el mercurio. El registro de las presiones y las saturaciones del
fluido mojante s,, conforma la curva de presién capilar-saturacion.

La Tabla 3.3 muestra los valores de presion-saturaciéon de la prueba experimental, para los
sistemas de interés Tabla 3.2. La Tabla 3.3 resume los datos correspondientes a la transformacion,
en la primera columna se tabula la saturacién de aire, en la segunda la presiéon capilar mercurio-aire,
y en la tercera y cuarta columna la presiéon capilar O-W y la presion capilar O-W2, respectivamente.

Tabla 3.2: Tension interfacial y angulo de contacto de los sistemas considerados.

Propiedad Hg-Aire O-W O-W2

o [mN/m] 480  26.26 25.63
0 (°) 140 28.03 32.19

3.3. Ajuste de la presion capilar a partir de valores expe-
rimentales

La mayoria de las veces, los trabajos experimentales de desplazamiento de fluidos para sistemas
diferentes al mercurio-aire no realizan las mediciones de presién capilar. Un modelo de presion
capilar es un pardametro importante en simulaciones de flujo a escala de laboratorio o yacimiento.
Al no contar con este modelo, los investigadores se ven forzados a establecer modelos de presion
capilar a partir de trabajos en literatura que cualitativamente son similares al problema bajo estudio.
A continuacién, se muestra la forma estandar para establecer un modelo de presién capilar a partir
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Tabla 3.3: Datos de presién capilar de la prueba de mercurio-aire. Presién en [Pa].

Sm PCHg—Aire PCO—W PCO—WQ

0.98  16622.27 1047.86 980.53
0.94  36549.38 2304.05 2156.00
0.88  58849.70 3709.86 3471.48
0.79  77766.73 4902.38 4587.37
0.72  98037.08 6180.21 5783.10
0.67 118307.42 7458.05 6978.83
0.64 138567.96 8735.26 8173.97
0.62  158838.31 10013.10 9369.70
0.59  179108.65  11290.93  10565.43
0.59  199379.00  12568.77  11761.15
0.56  224866.48 1417549  13264.63
0.54  322932.98  20357.56  19049.47
0.53  420999.48  26539.63  24834.31
0.52  519065.98  32721.71  30619.15
0.51 568099.23  35812.74  33511.57
0.49 1058431.73 66723.11  62435.77
0.47 1548764.23 97633.48  91359.97
0.46 2039096.73 128543.84 120284.16
0.45 2529429.23 159454.21 149208.36
0.44 3019761.73 190364.57 178132.56

de datos transformados. Para introducir la presién capilar aceite-agua en el modelo computacional
se usa el modelo de Brooks-Corey y el de van Genuchten [Brooks and Corey, 1964; Van Genuchten,

1930).

3.3.1. Sistema O-W

De la transformacion de los datos de presién capilar, este sistema emula el desplazamiento
inmiscible de agua de formacién por aceite, donde el fluido mojante es el agua de formacién, y el no
mojante el aceite. Los datos de presion-saturacién para el sistema O-W se visualizan en la Figura 3.1.
Para el ajuste de los modelos de presion capilar se siguié el enfoque de minimos cuadrados, y se
realiz6 mediante las bibliotecas de scipy, en Python 3. En este calculo, la saturacién de aceite
residual y la saturacién de agua residual fueron establecidos como valores conocidos (S, = 0.3533
Y Sor = 0.6072), en ambos modelos p,(s,,). La Tabla 3.4 presenta los pardmetros de ajuste obtenidos.

Tabla 3.4: Parametros de ajuste para los modelos de presion capilar del sistema O-W.

Coeficiente Brooks-Corey van Genuchten

Pt/Pg [Pa] 1405.59 779.38
A/m 0.4122 0.2596
n — 1.3506
Swr 0.3533 0.3533
Sor 0.6072 0.6072
Pearson -0.9847 -0.6442

Spearman -1 -1
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En la Figura 3.1 el eje horizontal es la saturacion del agua de formacion. Esta empieza a partir
de un valor s,, = 0.44, debido a que por debajo de este valor no es posible aumentar la saturacion de
aceite. Asimismo, a partir de una saturacion de agua de 0.98 no es posible disminuir la saturacién de
aceite. La presion capilar disminuye conforme la saturacion de agua aumenta. La presién maxima

del sistema es de 190 [kPa].

o-w o-w

200000 200000

—¥— Pc_transformed ¥ —¥— Pc_transformed
175000 4 '! —#%- Brooks-Corey

vanGenuchten

175000
150000 150000 1
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(a) Curva de presién capilar transformada a partir (b) Ajuste del modelo de presién capilar para el sis-
del sistema aire-mercurio. tema O-W.

Figura 3.1: Curva de presién capilar para el sistema O-W obtenida a partir de la transformacién de los datos
experimentales de un sistema mercurio-aire; (a) curva de color verde. Dos modelos p.(s,,) fueron ajustados a la curva
obtenida; (b) Brooks-Corey en azul y van Genuchten en naranja.

Un andlisis exploratorio fue realizado para el logaritmo de los datos de presion capilar prove-
nientes de la transformacién y de los modelos ajustados (ver Tabla 3.5). De acuerdo con el valor
minimo, de mediana y méximo, la informacién de las diferentes fuentes (transformacién, Brooks-
Corey y van Genuchten) poseen un comportamiento estadistico similar. No obstante, de acuerdo
con el valor de la varianza, los datos del modelo Brooks-Corey recrean una tendencia mas afin al
de los datos transformados.

Tabla 3.5: Principales estadigrafos de log(p.) del sistema O-W.

Estadigrafo Pc_transformed Brooks-Corey vanGenuchten
N 20 20 20
Minimo 3.02 3.17 2.20
Primer cuartil 3.85 3.84 3.68
Mediana 4.12 4.26 4.19
Media 4.23 4.231 4.09
Tercer cuartil 4.62 4.64 4.64
Maximo 5.27 5.17 5.27
Rango 2.25 1.99 3.06
Rango intercuartil 0.76 0.79 0.96
Varianza 0.39 0.37 0.73
Desviacién estandar 0.62 0.61 0.85
Asimetria 0.05 -0.20 -0.66

Curtosis -0.60 -0.89 -0.09
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Para discernir el modelo ajustado que mejor representa a los datos transformados se determina
el error de los datos. Los errores se presentan en la Tabla 3.6, y se concluye que el modelo Brooks-
Corey es el que mejor se ajusta a los datos transformados del sistema O-W. Esta caracteristica se
observa en un grafico log(p.) — log(s.), donde s, es la saturacién efectiva (ver A.3). La Figura 3.2
muestra que el modelo Brooks-Corey sigue una tendencia similar a la de los datos transformados,
en el rango de s.. En contraste, el modelo de van Genuchten se separa de la tendencia objetivo
cuando s, — 0.

o-w

—%¥— Pc_transformed
~ —#- Brooks-Corey
* vanGenuchten

w
o

s
/

>
w

Tabla 3.6: Errores de los ajustes del modelo de pre-
sion capilar para el sistema O-W.

&
o

w
n

log(Pc [Pa])

Error Brooks-Corey  vanGenuchten sol
Absoluto 0.2858 0.8127
Medio absoluto 0.0945 0.1808 2]
Cuadratico medio 0.0112 0.0972 - — - - -
Relativo 0.0576 0.2691 o o log(se) - '

Figura 3.2: Ajustes obtenidos en gréfico log-log para
el sistema O-W.

De lo anterior, se concluye que el modelo Brooks-Corey es el que representa al sistema O-W.
No obstante, se debe notar que el proceso de drene primario de este sistema es una abstracion, y
que la informacion p. — s,, fue generada a partir de la transformacion de los datos experimentales
de una prueba conocida. Este modelo p.(s,,) puede ser empleado en simulaciones a mayores escalas
que consideren al sistema O-W.

3.3.2. Sistema O-W2

Similar al sistema O-W, se abstrae la realizacién de una prueba de drene primario en la que
el agua de formacién diluida es la fase mojante y el aceite es la no mojante. Esta abstraccion es
independiente al sistema O-W; es decir, no es secuencial o sucesora a la primera. Los datos de
presion-saturacién para el sistema O-W2 se visualizan en la Figura 3.3. La curva de presién capilar
comienza a partir de un valor s,, = 0.44 y finaliza en s,, = .98. La presion méaxima que alcanza el
sistema es de 178 [kPal. Es importante notar que el rango de s, es similar al de O-W dado que los
dos sistemas emplean la misma informacién del sistema mercurio-aire.
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(a) Curva de presién capilar transformada a partir (b) Ajuste de modelos de presién capilar para el sis-
del sistema mercurio-aire. tema O-W2.

Figura 3.3: Al igual que en el sistema O-W, una curva de presién capilar para el sistema O-W2 es estimada a partir
de la transformacién de los datos experimentales del sistema mercurio-aire; (a) curva de color verde. Dos modelos
Pe(8yw) fueron ajustados a la curva obtenida; (b) Brooks-Corey en azul y van Genuchten en naranja.

Para este sistema también se realiz6 un ajuste de modelo p.(s,), e igual se consideraron valores
conocidos para la saturacién de aceite residual y la saturacién de agua residual (s,, = 0.3533 y
Sor = 0.6072). La Tabla 3.7 presenta los parametros de ajuste obtenidos.

Tabla 3.7: Parametros de ajuste para los modelos de presién capilar del sistema O-W2.

Coeficiente  Brooks-Corey  van Genuchten

Pt/Pg [Pa] 1315.28 729.30
A/m 0.4122 0.2596
n — 1.3506
Sewr 0.3533 0.3533
Sor 0.6072 0.6072
Pearson -0.9847 -0.6442
Spearman -1 -1

El andlisis exploratorio de los datos log(p.) se resume en la Tabla 3.8. El estadigrafo que no
es capaz de ser recreado por los modelos ajustados es el de la varianza. Los datos transformados
poseen un valor de varianza igual a 0.39, mientras que para el modelo Brooks-Corey el valor es de
0.37 y en el de van Genuchten la varianza es casi el doble (0.73).

Tras calular el error de los datos y graficar log(p.) —log(s.), en este sistema, el modelo de Brooks-
Corey nuevamente se ajusta mejor a los valores transformados de presion capilar. Los errores calcu-
lados se presentan en la Tabla 3.9. La Figura 3.4 muestra la tendencia de los datos transformados,
de Brooks-Corey y los de van Genuchten, en un grafico log-log.
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Tabla 3.8: Principales estadigrafos de log(p.) del sistema O-W2.

Estadigrafo Pc_transformed Brooks-Corey vanGenuchten
N 20 20 20
Minimo 2.99 3.14 2.17
Primer cuartil 3.82 3.81 3.65
Mediana 4.09 4.23 4.16
Media 4.20 4.20 4.06
Tercer cuartil 4.59 4.61 4.61
Maéaximo 5.25 5.14 5.24
Rango 2.25 1.99 3.06
Rango intercuartil 0.76 0.79 0.96
Varianza 0.39 0.37 0.73
Desviacién estandar 0.62 0.61 0.85
Asimetria 0.05 -0.20 -0.66
Curtosis -0.60 -0.89 -0.09
0-w2
;T, _ —¥— Pc_transformed
o TR ety
4.5 ke
Tabla 3.9: Errores de los ajustes del modelo de pre- =0
sién capilar para el sistema O-W2. %
235
Error Brooks-Corey  vanGenuchten 2ol
Absoluto 0.2058 0.8127
Medio absoluto 0.0945 0.1808 1
Cuadratico medio 0.0112 0.0972 — — — — "
Relativo 0.0581 0.2716 ' ' log(Se) ' '

Figura 3.4: Ajustes obtenidos en gréfico log-log para

el sistema O-W2.
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El modelo Brooks-Corey es el que mejor se ajusta a los datos transformados del sistema O-W2.
En principio, el modelo de p.(s,) puede ser empleado en estudios subsecuentes.



Capitulo 4

Simulacion del proceso LS WF mediante
un modelo de red de poros

La técnica de transformacion de datos experimentales es una opcion asequible y de rapido calculo.
Sin embargo, esta técnica encubre los mecanismos que gobiernan a la curva de presion capilar. No
obstante, varios investigadores emplean esta técnica debido a la falta de informacion experimental o
al no poder acceder a las mediciones pertinentes. En LSWF, los fluidos que intervienen en el proceso
poseen un impacto crucial en los resultados, por lo que la transformacién de datos experimentales
es una practica no recomendable. Como alternativa a esta situacion, el enfoque de red de poros es
empleado para generar las curvas de presion capilar de fluidos involucrados en un proceso LSWF.
Para ello, en esta seccion se aplica la metodologia descrita en el Capitulo 2.

4.1. Caso carbonato C2-Bedford

Este caso considera la informacién de la Seccion 3.1, la cual es sobre la caracterizacién petrofisica
y de fluidos para una caliza Bedford. Sin embargo, esta seccion no conté con imagenes de alta
resolucion de la muestra de roca. Para representar el método de inyeccion de agua de baja salinidad
se satura la red con agua de formacion. A continuacién, se considera una etapa de recuperacion
por inyeccién de agua de formacién diluida al 50 %. El problema de flujo y transporte se resuelve
de forma desacoplada; primero se simula flujo en la red, y con el campo de presién resultante se
resuelve el transporte. Es importante notar que el transporte debido a los dos fluidos considerados
(agua de formacién y agua de formacién diluida al 50 %) se resuelve de forma secuencial. Para un
tiempo inicial de simulacion ty, el agua de formacién ingresa en la red de poros bajo una condicién
de entrada constante ¢;,. Tras un tiempo de simulacién t;,, dado, se detiene el ingreso de agua de
formacién en la red, pero comienza el de agua de formacién diluida al 50 %. Esta sucesién de fluidos
representa el método de inyeccién de agua de baja salinidad, donde un fluido de alta salinidad
(HS) es seguido de un fluido con menor salinidad (baja salinidad, LS). La Tabla 4.1 presenta las
principales propiedades empleadas en el problema de flujo y transporte.

18
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Tabla 4.1: Propiedades consideradas en el problema de flujo y transporte.

Propiedad HS (agua de formacién) LS (agua de formacién diluida al 50 %) Unidad
Tiempo de simulacién (¢g;m,) 7000 7000 S
Paso de tiempo (At) 1 1 s
Concentracién inicial en la red (co) 0 cﬁial ppm
Condicién de frontera de entrada (c¢;p,) 54500 28800 ppm
Condicion tipo Neumann en la salida 0 0 ppm/m

Los valores obtenidos de concentracion de sal en la red son empleados para simular drene pri-
mario. De forma desacoplada al problema de flujo y transporte, al resolver el algoritmo de drene
primario se considera un aceite de interés como fluido no mojante y los fluidos HS y LS como
mojantes. Es importante notar que las simulaciones de drene primario con los dos fluidos son in-
dependientes uno del otro. Esto es que, durante el tiempo que se inyecta el fluido HS (problema
de flujo y transporte) solamente se simula el desplazamiento de agua de formacién por el aceite de
interés, de forma desacoplada. Asimismo, cuando se inyecta el fluido LS, las simulaciones de drene
primario para este fluido son independientes al desplazamiento aceite-fluido HS.

4.1.1. Modelo de red de poros

Esta seccién considera la muestra carbonato denominada C2 [ICL, 2014], del grupo de trabajo
de Martin Blunt (Imperial College London). Las imagenes de la muestra fueron obtenidas por
microtomografia computarizada [Dong, 2007]. De la informacién de tamanos de poros y gargantas, se
ajustaron funciones de distribucion de probabilidad y posteriormente se modificaron los parametros
de la distribucion, para asi obtener volores de porosidad y permeabilidad similares a la muestra
Bedford. La red extraida de la muestra C2 fue considerada sin modificaciéon alguna. De esta forma
se garantiza trabajar con la topologia propia de un carbonato. A esta versién de muestra carbonato
se le denominara C2-Bedford. Las principales propiedades del modelo de red de poros empleado se
resumen en la Tabla 4.2.

Tabla 4.2: Descripcién del modelo de red de poros para el caso C2-Bedford.

Carbonato C2-Bedford

Red irregular
8508 poros
9818 gargantas
Volumen = 9.77E-6 [m)
Porosidad = 14.46 (%)
Permeabilidad = 1.52E-14 [m?]

Red

Poros: esferas
Gargantas: cilindros
Seccién transversal: circular
Didmetros obtenidos de distribuciones

Geometria

Presién capilar: Young-Laplace
Conductividad hidriulica
Para esferas y cilindros

Fisica




Capitulo 4. Simulacion del proceso LSWF mediante un modelo de red de poros 20

4.1.2. Fluidos

La simulacion de la etapa de recuperacion considera dos fluidos que son inyectados secuencial-
mente en la red de poros. El agua de formacion es el primer fluido que invade la red y posee una
alta concentracion de sal, por lo que se le denominard fluido de alta salinidad (HS). El fluido de
baja salinidad (LS) es agua de formacién diluida al 50 %. La Tabla 4.3 presenta las principales
propiedades consideradas de los fluidos.

Tabla 4.3: Propiedades de los fluidos considerados en la simulacién del caso C2-Bedford.

Propiedad Aceite  Agua de formaciéon Agua de formacién diluida al 50%  Unidad
Densidad 804.9 1036.3 1013.8 kg/m?
Viscosidad 1.81E-03 5.4E-4 4.85E-04 Pa.s
Tensién interfacial — 0.02626 0.02563 N/m
Angulo de contacto — 152 148 (®)
Concentracién — 54500 28800 ppm

La densidad y viscosidad de los fluidos fueron medidas a condiciones de T= 60 [°C| y P= 50
[psi]. Los dos fluidos de inyeccién se prepararon a partir de agua destilada y productos quimicos
con base a un analisis geoquimico de muestras de agua de yacimiento.

4.1.3. Presion capilar

De la solucién de nuestro problema de flujo y transporte, en cada estado o paso de tiempo, el
campo de concentracion en gargantas permitio estimar un valor de dangulo de contacto para cada
garganta, a partir de la Ec. 2.4. Estos valores fueron registrados para cada una de las iteraciones
empleadas en la simulacién. Posteriormente, de forma desacoplada, se realizé el algoritmo de drene
primario y se calcularon curvas de presién capilar; una para cada realizacion del problema de flujo
y transporte. De esta manera se observa como es que el cambio de concentracién en la red, que
representa el proceso de la inyeccion de agua de baja salinidad, desplaza y modifica la curva de
presién capilar del sistema.

1e5 Presién capilar Presién capilar

—#— Pcinicial —#— Pc inicial

084 —— Pc final —— Pc final
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Pc [Pa]

104 4

log(Pc) [Pa]

0.2

0.0 1

0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8

Sw Sw
(a) Curvas inicial y final de p, (b) Curvas semi-logaritmicas de p.

Figura 4.1: Curvas de presién capilar que muestran el efecto de la salinidad para la muestra C2-Bedford.
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De acuerdo con el valor de dngulo de contacto para el fluido de alta y baja salinidad (152° y
148°, respectivamente), el sistema roca-fluido es mojado por aceite. Al invadir la red con agua de
formaciéon diluida existe a un ligero cambio de mojabilidad hacia un sistema menos mojable por
aceite. En la Figura 4.1, la curva de color rojo en (a) es para la condicién inicial de la etapa de
LS, donde los valores de presién capilar van desde 0 hasta 80 [kPa]. Al inicio y término del proceso
de LS, la saturacién de agua irreductible s, es casi el mismo, con un valor igual a 0.35 y 0.36 %,

respectivamente. El proceso de LSWF produce una ligera modificaciéon de la mojabilidad; se da
lugar a una preferencia hacia el agua.

Tras obtener una familia de curvas de presién capilar para una etapa de recuperacion por inyec-
cién de agua de baja salinidad, se realizé un ajuste de curvas mediante el modelo de Brooks-Corey
[Brooks and Corey, 1964] (ver Figura 4.2). La principal ventaja de obtener un modelo de presién
capilar particular de nuestro sistema es que puede emplearse en simuladores a mayores escalas. Sin

embargo, este trabajo no aborda modelos para presion capilar del tipo p.(s., @), lo cual queda como
tema de estudio futuro.

1e5 Presién capilar

1e5 Presién capilar
*  Simulacién HS *  Simulacién LS
Brooks-Core Brooks-Core:
084 % Y 084 4
* *
1 3 %
064 % 061 %
g * g ”
£o44 5 £ 044
» *
* *
* *
* *
0.2 1 P 021 e
% . * *
* o, ol * ox * x|,
b b Y
0.0 * % 0.0 *
0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8
Sw Sw
(a) Estado inicial (b) Estado final

Figura 4.2: Ajuste de curvas de presién capilar para el inicio y final de la etapa de recuperacién mejorada de aceite
en la muestra C2-Bedford.

La Tabla 4.4 muestra los parametros de ajuste de la curva de presion capilar para el estado
inicial y final de la simulacién.

Tabla 4.4: Ajuste de curva de presién capilar empleando el modelo de Brooks-Corey para el caso C2-Bedford.

Parametros de ajuste HS LS
Exponente A 1.06 1.07
Coeficiente py 4290 4331

Saturacién residual de agua (s,-) 0.35  0.36
Saturacién residual de aceite (sor) 0.25 0.24




Capitulo 4. Simulacion del proceso LSWF mediante un modelo de red de poros 22

4.1.4. Permeabilidad relativa

A partir de los datos de presién capilar-saturacién, para cada curva de presion capilar, se estiman
las curva de permeabilidades relativas. El modelo de Rodriguez and Teyssier [1973] es considerado
en esta seccion, el cual es un modelo conceptual de tubos capilares para reproducir el desplazamiento
de un fluido mojante por uno no mojante en un medio poroso [Rodriguez and Teyssier, 1973|. Tras
estimar la curva de permeabilidad relativa, se ajustaron modelos del tipo k,(s,,) a las curvas inicial
y final de la simulacion. El modelo de Brooks-Corey fue considerado para la permeabilidad relativa
del agua, mientras que un modelo Brooks-Corey modificado fue empleado para la permeabilidad
relativa del aceite. Las curvas de permeabilidad relativa del agua y del aceite en funcién de la
saturacion de agua se muestran en la Figura 4.3.

Permeabilidad relativa

1.0 1 —— Kj, inicial
—— K, inicial

0 —-¢- K final

0.8 - —-¢- K, final

Permeabilidad relativa

0.4 0.5 0.6 0.7 0.8
Sw

Figura 4.3: Curvas de permeabilidad relativa para el caso C2-Bedford.

En la Figura 4.3, al término de la inyeccién de agua de alta salinidad (a), se obtiene una sa-
turacion residual de aceite s,, igual a 0.25. El cruce de las curvas se da a una saturaciéon de agua
seross jgual a 0.71, en la que kg = ki = 0.06. El extremo final de la curva de permeabilidad
relativa del agua es de 0.25, mientras que la del aceite es de 1. Estas caracteristicas sufren minimos
cambios al concluir la inyeccion de agua de baja salinidad. El valor de s,, se reduce hasta 0.24, lo
que es igual a un decremento de 0.01. El cruce de las curvas se da a una saturacion s{ *** = 0.72,
con un valor igual a 0.06 para la permeabilidad relativa. Al finalizar el proceso LSWF' los extremos
de las curvas pasan a 0.99 y 0.29, para el aceite y el agua, respectivamente. El ajsute de las curvas

se presenta en Figura 4.4.
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Figura 4.4: Ajustes de las curvas de permeabilidad relativa para el caso C2-Bedford. (a) En la etapa de alta salinidad
se empleé un modelo Brooks-Corey; mientras que, (b) la etapa de baja salinidad consideré un modelo Brooks-Corey
modificado.

En la Tabla 4.5 se resumen los parametros del ajuste de las curvas de permeabilidad relativa.
Las curvas obtenidas conforman un punto de partida para la modelacion de la inyeccion de agua
de baja salinidad mediante modelos de red de poros. Ademas, con esta metodologia se facilitaria
la modificacién y/o ajuste de las curvas de permeabilidad relativa durante el ajuste de la curva de
produccion de los experimentos de recuperacion.

Tabla 4.5: Principales valores de las curvas de permeabilidad relativa y parametros de ajuste para el caso C2-Bedford.

Parametro HS LS
Extremo del agua (k°,) 0.09 0.25
Extremo del aceite (k%)) 1.00 0.94
Exponente del agua (n,,) 4.81 2.96
Exponente del aceite (n,) 1.33 1.81

Saturacién residual de agua (s,,) 0.35 0.36
Saturacion residual de aceite (s,,) 0.25 0.24

4.1.5. Analisis de resultados

Bajo las condiciones experimentales y las propiedades de los fluidos, las simulaciones muestran
ligeros cambios en las curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa. La metodologia consi-
derada relaciona los efectos de la salinidad sobre las propiedades efectivas de flujo a través de una
relacion lineal para el dangulo de contacto. Esta expresién es acotada por los valores de dngulo de
contacto que posee el sistema roca-fluido a condiciones de alta y baja salinidad. Dado que se es
reportado una diferencia de 4° para el dngulo de contacto en alta y baja salinidad (152° y 148°,
respectivamente), el caso de estudio no muestra grandes diferencias cualitativas en la presién capilar
y en la permeabilidad relativa. No obstante, de la simulacion del proceso LSWF, parametros como

Cross

Swirs krd , Sor v los extremos de las curvas k, presentan cambios de ~ 1%. Ademads, dado que el
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angulo de contacto (c) tuvo valores no constantes ni homogéneos en la red, las ligeras diferencias
presentes en las curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa, para la inyeccion de los flui-
dos HS y LS, se atribuyen a una modificacién en la mojabilidad. De desear cambios mayores en la
mojabilidad, para la metodologia presentada, se deben considerar nuevos fluidos de inyeccién con
una mayor diferencia en el angulo de contacto.

4.2. Caso carbonato C2-Yousef

En este caso este caso se seleccion¢ el trabajo de Yousef et al. [2011]. Yousef et al. [2011] mues-
tran los resultados de diferentes estudios de laboratorio para inyecién de agua de baja salinidad
en carbonatos e investigan el impacto de la salinidad y la composicion iénica en las interacciones
roca-aceite-salmuera [Yousef et al., 2011]. Las principales propiedades consideradas en esta seccién
se muestran en la Tabla 4.6.

Tabla 4.6: Propiedades reportadas por Yousef et al. [2011] las cuales son consideradas en el caso C2-Yousef.

Propiedad Valor Unidad
Longitud (L) 0.0406 m
Didmetro (d) 0.038 m
Porosidad (¢) 0.2513 m3 /m?
Permeabilidad absoluta (k) 3.91E-14 m?
Temperatura (T') 373.15 K
Presién (p) 12438141.628 Pa
Aceite original en el nicleo (OOIC) 0.896 m3/m3
Agua original en el nticleo 0.104 m3/m3
Area transversal (A) 1.14E-03 m?
Volumen total (V) 4.63E-05 m3
Volumen de poros (PV) 1.16E-05 m3
Coeficiente de difusién/dispersién 2.15E-09 m?/s

En general, el trabajo seleccionado proporciona la informacion para establecer el caso de estudio.

4.2.1. Modelo de red de poros

La muestra carbonato denominada C2 [ICL, 2014] es considerada en esta seccién. De la infor-
macion de tamanos de poros y gargantas, se ajustaron funciones de distribucion de probabilidad.
Posteriormente, se modificaron los parametros de la distribucién para obtener valores de porosidad
y permeabilidad absoluta similares a los del trabajo de Yousef et al. [2011] (ver Tabla 4.6). La red
extraida de la muestra C2 fue empleada para garantizar el estudio sobre una topologia propia de
un carbonato [Martinez-Mendoza, 2018]. A esta version de muestra carbonato se le denominara C2-
Yousef. El modelo de red de poros esta conformado por 8508 poros y 9818 gargantas, los cuales son
representados por esferas y cilindros, respectivamente. La geometria de la red cumple las hipdtesis
y consideraciones del modelo de flujo y transporte desarrollado en este trabajo. En la Tabla 4.7 se
resumen las principales caracteristicas de la red para la muestra C2-Yousef.
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Tabla 4.7: Descripcién del modelo de red de poros para el caso C2-Yousef.

Carbonato C2-Yousef

Red irregular
8508 poros
9818 gargantas
Volumen = 9.77E-6 [m)]
Porosidad = 24.41 (%)
Permeabilidad = 3.76E-14 [m?]

Red

Poros: esferas
Gargantas: cilindros
Seccién transversal: circular
Diametros obtenidos de distribuciones

Geometria

Presion capilar: Young-Laplace
Conductividad hidriulica
para esferas y cilindros

Fisica

4.2.2. Fluidos

La simulacion de la etapa de recuperacion considera dos fluidos que son inyectados secuencial-
mente en la red de poros. Agua de formacion es el primer fluido que invade la red y posee una alta
concentracion de sal (fluido HS). El fluido de baja salinidad (LS) es agua de mar, cuya concentra-
cién es casi una cuarta parte de la del fluido de alta salinidad. La Tabla 4.8 presenta las principales
propiedades de los fluidos considerados.

Tabla 4.8: Propiedades de los fluidos considerados en la simulacién del caso C2-Yousef.

Propiedad Aceite Agua de formacion Agua de mar Unidad
Densidad 873.0 1108.3 1015.2 kg/m3
Viscosidad 1E-03 4.76E-4 2.72E-04 Pa.s
Tensién interfacial — 0.0397 0.0339 N/m
Angulo de contacto — 92 80 ()
Concentracion — 213000 57600 ppm

La viscosidad, la tensién interfacial y el dngulo de contacto son las principales propiedades que
se requieren en el modelo de red de poros. La densidad y viscosidad fueron medidas a temperatura
de yacimiento, 373.15 [K] (212 °F'). Los dos fluidos de inyeccién se prepararon a partir de agua
destilada y productos quimicos con base a un analisis geoquimico de muestras de agua de yacimiento
(ver Tabla 4.9) [Yousef et al., 2011].
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Tabla 4.9: Analisis geoquimico de los fluidos.

Tones Agua de formacién [ppm] Agua de mar [ppm)]

Sodio 59491 18300
Calcio 19040 650
Magnesio 2439 2110
Sulfato 350 4290

Cloro 132060 32200
Carbonato 0 0
Bicarbonato 354 120

Solidos totales disueltos 213734 57670

4.2.3. Presion capilar

De acuerdo con la metodologia considerada (Capitulo 2), el campo de concentracién en gargantas
fue calculado para cada paso de simulacion. Esta informacién permitié estimar un valor de dngulo
de contacto para cada garganta y, posteriormente, simular drene primario. Como resultado, se
obtuvieron curvas de presion capilar para la muestra C2-Yousef. La Figura 4.5 muestra las curvas
de presién capilar del proceso de inyeccion de agua de baja salinidad simulado.
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(a) Curvas del procesos de LSWF (b) Curvas inicial y final de la inyeccién LS

Figura 4.5: Curvas de presién capilar que muestran el efecto de la salinidad para la muestra C2-Yousef. (a) Curvas
de presion capilar para diferentes tiempos de la simulacién de inyeccién LS, en las cuales se observa un cambio en

la mojabilidad del sistema roca-fluido; el sistema cambia a una mojabilidad més afin al agua. (b) Curvas de presién
capilar al inicio y final de la inyeccién de agua de baja salinidad.

El estado inicial de la red, previo al ingreso del fluido de alta salinidad (HS), fue para un angulo
de contacto igual a 92°. De acuerdo con este valor de angulo de contacto, el sistema se caracteriza-
ba por una mojabilidad intermedia o neutra. Al término de la etapa de alta salinidad, el sistema
prevalece con una mojabilidad intermedia, pero con cierta preferencia al aceite. Esto se visualiza en
la Figura 4.5, donde la curva de color rojo en (b) es para la condicién inicial de la etapa de LS, y a
su vez es la condicién final de la etapa HS. Los valores de esta curva de presién capilar van desde -5
hasta 25 [kPal. Esta transicién de valores negativos a positivos indican que cuando el sistema esta
totalmente saturado por agua (s,, — 1), existe una tendencia del aceite a estar adherido a la roca.
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Conforme la saturacién de agua disminuye, la presion tiende a incrementar y volverse positiva. Para
valores de s,, < 0.8 la presién capilar es positiva y el sistema pasa de una mojabilidad ligeramente
hacia al aceite a una mojabilidad hacia el agua. Cuando se concluye la inyeccion LS, la curva de
presién capilar es positiva (curva azul en Figura 4.5, (b)). En general, al término del proceso LSWF,
la mojabilidad del sistema posee una preferencia hacia el agua; es decir, existe una modificacién de
la mojabilidad debido al proceso LSWF.

A las curvas obtenidas se les ajusté un modelo Brooks-Corey, los cuales son mostrados en la
Figura 4.6
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Figura 4.6: Ajuste de curvas de presién capilar para el inicio y final de la etapa de recuperacién mejorada de aceite
en la muestra C2-Yousef.

La Tabla 4.10 muestra los parametros de ajuste de la curva de presién capilar para el estado
inicial y final de la simulacion.

Tabla 4.10: Ajuste de curva de presién capilar empleando el modelo de Brooks-Corey para el caso C2-Yousef.

Parametros de ajuste HS LS
Exponente A 1.84 0.86
Coeficiente p; 1010 631
Saturacién residual de agua (s,r) 0.26  0.27
Saturacién residual de aceite (s,.) 0.25 0.1

El ajuste de curva para el estado incial no es capaz de recrear los valores asintoticos a s,, = 0.99.
Esta restriccion es caracteristica del modelo p.(s,,) de Brooks-Corey, el cual sélo célcula curvas con
una asintota.

4.2.4. Permeabilidad relativa

Empleando la informacion de presién capilar, las curvas de permeabilidad relativa son estimadas
mediante el modelo de Rodriguez and Teyssier [1973]. La Figura 4.7 muestra las curvas obtenidas
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para la muestra C2-Yousef.
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Figura 4.7: Curvas de permeabilidad relativa para inicio y término del proceso de inyeccion de agua de baja salinidad
en la muestra C2-Yousef. Estas curvas muestran un ligero cambio en la mojabilidad del sistema roca-fluido, debido
al efecto de la salinidad.

Al iniciar la inyeccién del fluido de baja salinidad, (curvas de linea continua), cuando la satu-
racién de agua es igual a 72 % indica que el unico fluido que puede moverse a través de la red es
el agua de baja salinidad. Esto es debido a la permeabilidad relativa al agua es de 0.18, mientras
que la permeabilidad relativa al aceite es practicamente 0. Cuando la saturaciéon de agua en la red
es de 72%, la saturacién de aceite s, es de 28 %. Este valor de saturacién de aceite se denomina
saturacion de aceite critica; es decir, la saturacion a la que el aceite comienza a fluir a medida
que la saturacién de aceite aumenta. Conforme la saturacion de agua disminuye, la permeabilidad
relativa al agua también disminuye, en tanto que la permeabilidad relativa al aceite aumenta. A
una saturacion de agua del 26 %, la permeabilidad relativa al agua se hace nula y la permeabilidad
relativa al aceite es alta. A esta saturacion de agua de 26 % se conoce como saturacién de agua
critica y puede ser mayor o igual a la saturacion irreductible del agua. Por su parte, al término
del proceso de LSWF), las curvas de linea punteada presentan un ligero desplazamiento hacia la
derecha, en comparacién con las curvas iniciales. Con respecto al estado inicial, el sistema posee
un sutil cambio de la mojabilidad; el cruce de las curvas iniciales se mueve de s,, = 0.66 a 0.68.
Ademas, cuando el aceite comienza a ser movible, la permeabilidad relativa al agua se incrementa
de 0.18 a 0.44, respecto a los estados inicial y final.

El modelo de Brooks-Corey fue considerado para ajustar la permeabilidad relativa del agua,
mientras que un modelo Brooks-Corey modificado fue empleado para la permeabilidad relativa del
aceite. Las curvas ajustadas se muestran en la Figura 4.8.
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Figura 4.8: Ajustes de las curvas de permeabilidad relativa para el caso C2-Yousef. (a) En la etapa de alta salinidad
se empleé un modelo Brooks-Corey; mientras que, (b) la etapa de baja salinidad consideré un modelo Brooks-Corey
modificado.

En la Tabla 4.11 se resumen los parametros del ajuste de las curvas de permeabilidad relativa.

Tabla 4.11: Principales valores de las curvas de permeabilidad relativa y parametros de ajuste para el caso C2-Yousef.

Parametro HS LS
Extremo del agua (k) 0.18 0.56
Extremo del aceite (k%) 0.98 0.99
Exponente del agua (n,,) 4.00 3.87
Exponente del aceite (n,) 1.45 2.00

Saturacién residual de agua (s,r) 0.26 0.27
Saturacién residual de aceite (s,-) 0.25 0.1

4.2.5. Analisis de resultados

A pesar de que la geometria de poros y gargantas contempla figuras elementales (esferas y
cilindros), los resultados obtenidos son consistentes con trabajos reportados en la literatura. En
general, la evaluacion del impacto de la salinidad sobre los dngulos de contacto permite establecer
que el proceso LSWF tiene una influencia sobre la mojabilidad de la red. Esto es de tal forma que,
la mojabilidad mixta inicial pasa a un estado con mayor preferencia hacia el agua tras concluir la
simulacién. Esto se ve reflejado en los angulos de contacto; en la inyeccién HS se alcanza un valor
maximo de hasta 92°, mientras que en LS es de 82°. Ademas, los resultados de angulo de contacto
para cada garganta de la red revelan la existencia de la variabilidad espacial de esta propiedad
durante todo el proceso de simulacion. Esto tltimo contrasta con las consideraciones de la mayoria
de los estudios a escalas mas grandes, donde el angulo de contacto se contempla homogéneo para
todo el dominio. Por tltimo, la diferencia de valores de angulo de contacto durante el proceso
LSWEF tiene un impacto sustancial sobre las curvas de presion capilar y permeabilidad relativa
[Martinez-Mendoza, 2018].



Capitulo 5

Conclusiones

Una alternativa para obtener curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa fue presen-
tada en este trabajo. Esta alternativa tiene base en el enfoque de red de poros. En conjunto con
una metodologia considerada, los efectos de la salinidad sobre la presion capilar y la permeabilidad
fueron estudiados; una opcion para el estudio del método LSWF' a escala de poro es establecida.
Para ello, un modelo de flujo y transporte para redes de poros fue desarrollado, implementado y
validado. La metodologia presentada se aplicé en dos casos para el estudio del método de LSWF
en carbonatos.

Mecanismos como el transporte de finos, el intercambio iénico multicomponente y la disolucién

mineral pueden ser abordados con el enfoque de red de poros, y asi extender el presente estudio del
proceso LSWF' a escala de poro.
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Apéndice A

Ecuaciones constitutivas

A.1. Algunos conceptos

Saturacion irreductible

La saturacién irreductible (también conocida como intersticial o congénita) indica la fraccién
de fluido que esta ligado a los granos minerales, ya sea mediante enlaces a la estructura atémica
de los minerales o bien como una fina capa adherida a la superficie de los mismos. El adjetivo
irreductible se usa para establecer que no puede ser removida durante la produccién y/o procesos
de desplazamiento [Arana et al., 2007], [Lake, 1983].

Saturacion residual

Es la saturacion de fluido que se tiene en un medio poroso después de un periodo de explotacion
y/o proceso de desplazamiento e indica el fluido remanente en el medio. Este valor de saturacion es
llamado saturacién del fluido (por ejemplo agua, aceite) residual o remanente. El término residual
es usualmente asociado con la fase no mojante.

Saturacion critica

La saturacién minima a la cual un fluido inicia su movimiento a través de un medio poroso bajo
un gradiente de presién capilar. La saturacion critica puede ser mayor o igual que la saturacién
irreductible.

A.2. Transformacion de los datos de presion capilar aire-
mercurio al sistema agua-aceite

La mayoria de las veces las curvas de presiones capilares se miden en laboratorio empleando flui-
dos diferentes a los fluidos existentes en un yacimiento. Para poder emplear la informacién disponible
del sistema conocido, se puede realizar una conversién de los datos de laboratorio a condiciones de
yacimiento (sistema objetivo). La conversién se realiza considerando que la permeabilidad, la po-
rosidad y la presién capilar estan correlacionados por la funcién J de Leveret [Diaz-Viera et al.,
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2010].

_ pe(k/9)
~ ocosf
donde k es permeabilidad, ¢ es porosidad, o es la tensién interfacial y 6 es el angulo de contacto.
Como las propiedades geométricas de la roca, la permeabilidad y la porosidad, no dependen del
comportamiento de los fluidos, tenemos

J (A.1)

Hg—a
c

Pe_ (A.2)

oH9=acosOpg_q 0V °C080y_0

lo cual, resulta que

w—o
wo  0U0C080u o g, o, (A.3)
pc - Hgfa pc .
o cos Oprg—q

Esta expresion permite transformar los valores de presion capilar de un sistema conocido, mercurio-
aire, a un sistema deseado, agua-aceite.

A.3. Presion capilar

La presion capilar se define como la diferencia de presion que existe entre dos fluidos inmiscibles
que se encuentran en contacto. La discontinuidad de presion entre los fluidos depende de la curvatura
de la interfaz que separa a los fluidos. La presion en el lado concavo de la interfaz es mayor que la
del lado convexo.

Modelo de Brooks-Corey

Uno de los modelos mas usados en la industria petrolera y en fisica e suelos es el de Brooks and Corey
[1964]. Brooks and Corey [1964], con base en varias mediciones de presiones capilares en medios
consolidados, establecieron que las curvas de presién capilar para drene primario pueden ser repre-
sentadas por funciones lineales de la forma

log(pe) = 5 log(s.) + log(n) (A4)

Donde, p. es presién capilar, p; es la presion de entrada, A es un indice que caracteriza la distribucién
de los tamanos de poros, y s, es la saturacion efectiva. La saturaciéon efectiva es definida como

Sw — Swr
S = — (A.5)
- Swr — Snwr
donde s, es la saturacién del fluido mojante (por ejemplo agua), Sy, ¥ Snpwr son las saturaciones
residuales de los fluido mojante y no mojante, respectivamente.

El pardametro constante p; estd dado por el valor de presién capilar en la interseccién de la
linea recta y s, = 1. El parametro A se obtiene a partir del valor de la pendiente de la recta, y
generalmente toma valores de 0.2 a 5 [Szymkiewicz, 2013]. Es de notar que valores grandes de A
(> 2) indican una distribucién del tamano de poro més estrecha, mientras que valores pequenos de
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A (< 2) denotan una distribucién del tamano de poro més amplia. Si el medio poroso bajo estudio
presenta un A = oo, el medio posee una distribucion del tamano de poro uniforme.

Las ecuaciones anteriores dan lugar a un modelo de presién capilar de la forma

pc(sw) = pt(se)_l/A (A6)

Modelo de van Genuchten

El modelo de Van Genuchten [1980] es un modelo empirico que conserva la forma de la curva
de presion capilar para altos valores de la saturacion de la fase mojante. El modelo esta dado por

Pe = é (s —1)"" (A.8)

o, de otra forma

donde o, n 'y m son los parametros de ajuste. El coeficiente « es relacionado con el tamano promedio
de poro. La saturacién efectiva s, al igual que en el modelo de Brooks and Corey [1964], es

Sy = Sw — Swr (Ag)
1 — sy

En algunas ocasiones, se puede encontrar p, = 1/a, el cual es un parametro de escalamiento para
la presién y denota la posiciéon aproximada del punto de inflexién en la curva de presién capilar
[Szymkiewicz, 2013]. Los exponentes m y n se relacionan con la distribucién del tamafio de poro,
los cuales se pueden considerar como m =1—1/n o m =1 —2/n, con el fin de reducir el niimero
de parametros independientes, y desarrollar una expresion analitica de permeabilidades relativas.
El modelo de van Genuchten no toma en cuenta explicitamente la presién de entrada, aunque para
algunos valores de n y m se pueden obtener saturaciones muy cercanas a la unidad para un cierto
rango de las presiones capilares por arriba de cero [Szymkiewicz, 2013].

A.4. Calculo de permeabilidades relativas a partir de cur-
vas de presiones capilares

Para un medio poroso que se representa por un conjunto de tubos capilares, se puede estimar
la permeabilidad absoluta del medio a partir de la curva de presién capilar. Para un medio que se
encuentra totalmente saturado por un fluido, la permeabilidad absoluta es

24y 1
L (20 cos 0) gb/ dsy (A10)
8a 0

2+
De K

donde o es la tension interfacial del fluido que satura al medio, € es el angulo de contacto, ¢ es la
porosidad del medio, a y v son valores constantes. De esta expresion, se obtiene la permeabilidad
efectiva del fluido mojante como

(20 cos0)>T [ ds,,
0 Pe
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Teniendo una estimacién de permeabilidad absoluta y permeabilidad efectiva, se puede calcular la
permeabilidad al fluido mojante, k.., = k,,/k, como

Jo S

fo p2 T

La permeabilidad al fluido no-mojante esta dado por

%
sw p2T7
krnw = 1 st (Al?))

2+
c

krw =

0p

Si tomamos en cuenta que v = 0, obtenemos

fsw dsq
0 p2

b = (A.14)
0 p2
y
fl dsQw
L (A.15)
0 péu

La principal desventaja de estas expresiones para permeabilidades relativas es que cumplen que
kyw+ Ekrnw = 1, siendo que en las mediciones experimentales se observa k., + k.., < 1. este contraste
es debido aque en el modelo no se considera la tortuosidad del medio. Ademas, las expresiones no
son validas para las saturaciones residuales de los fluidos.

Modelo de Burdine(1953)

Burdine [1953] propusé un modelo normalizado de peremabilidades relativas para procesos de
drene. Este modelo considera el area de la seccion transversal del conjunto de capilares y la tor-
tuosidad del medio como propiedades dependientes de la saturacién del fluido mojante. Con estas
consideraciones, el modelo es vélido para las saturaciones residuales de los fluidos y cumple con
kwr + knwr < 1. el modelo de permeabilidades relativas es

, Ose Lds.
krw<se) = (86)2L (A16)

Para el fluido no-mojante, tenemos

_ —d
krnﬂ/(Se) = (1 - Se>2— (A17)

donde s, es la saturacién efectiva o normalizada.

Sw — Swr

8¢ = ———
1 — Sur

En el modelo de Burdine [1953], la relacién de términos integrales refleja los cambios del area de la

seccién transversal debdidos a la saturacién. Los términos (s.)? y (1 — s.)? expresan los cambios de

tortuosidad ocasionados por la saturacion.
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Modelo de Rodriguez y Teyssier(1973)

Con base en un modelo conceptual de tubos capilares para reproducir el desplazamiento un
fluido mojante por uno no mojante en un medio poroso, [Rodriguez and Teyssier, 1973] establecen
las siguientes expresiones de las permeabilidades relativas a partir de los valores experimentales de

la presién capilar:
Sw dsy / [ dsw
log (-[Swz P2 /fﬂﬂ P2 )

j= (A.18)
log (222
2+j
Sw — Swi
[ w wi Al
. (—1_%) (A.19)

2 J
Sw — Swi Sw — Swi
| — ) 1 — [ Twr A2
|: 1_Swi:| [ (1_Swi_snwi)] ( 0)

Donde s,, es la saturacion del fluido mojante,s,; y Snwi son las saturaciones inmoéviles de las fases
mojante y no mojante, respectivamente; k.., y kqn las permeabilidades relativas de las fases mojante
y no mojante, respectivamente.
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