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Abstract

In this work, the variation of the concentration of SiO> nanoparticles was analyzed to evaluate the
petrophysical properties of the porous medium. For this purpose, a two-dimensional mathematical model
discretized in finite differences and programmed in MATLAB was proposed. Twelve scenarios were
simulated with three different nanoparticle concentrations, named medium [0.03%], high [0.07%] and
limit [0.11%], and a single nanoparticle size [20 nm]. It was found that in the vicinity of the injector well
the concentration of nanoparticles generated adsorption and/or blockage to the porous medium causing
a reduction in porosity. However, in the vicinity of the producer well [located 500m from the injector]
and after one year of simulation, permeability [63.26%] and oil saturation [70.30%] increased. It was
identified that the concentration of nanoparticles shows the same trend, however, the distance between
the wells has an impact on the change of petrophysical properties.

| Objectives I Methodology Contributions

1.To evaluate, by means of numerical | 1. It starts with the proposal of the physical | 1.1t specifically contributes to the
simulation, the influence of different | model understanding of the use of SiO»
concentrations of SiO, nanoparticles nanoparticles in the porous
on petrophysical properties. medium in the presence of two-

2. The Mathematical model is generated phase flow.

=

2

3. The Numerical and Computational Model | 2-General contril?ution to generate
is developed to predict petrophysical | Proposals on the implementation of
i properties. nanoparticle injection as a method
Q of enhanced oil recovery.

2. Identify which displacement
mechanism [blocking, adsorption,

transport and desorption] are present
in the porous medium.

=

Simulation, Nanoparticles, SiO>
Resumen

En este trabajo se analizo la variacion de la concentracion de nanoparticulas de SiO» para evaluar las
propiedades petrofisicas del medio poroso. Para ello, se propuso un modelo matematico bidimensional
discretizado en diferencias finitas y programado en MATLAB. En el modelo se consideré la adsorcion,
desorcion, transporte y bloqueo de poros. Se simularon doce escenarios con tres diferentes
concentraciones de nanoparticulas, denominadas media [0.03%], alta [0.07%] y limite [0.11%], y un solo
tamafo de nanoparticula [20 nm]. Se encontr6 que en las cercanias del pozo inyector la concentracion de
nanoparticulas generaba adsorcidén y/o bloqueo causando una reduccion en la porosidad. Sin embargo,
en las cercanias del pozo productor y a un afio de simulacion, se increment6 la permeabilidad [63.26%]
y la saturacion del aceite [70.30%]. Se identifico que la concentracion de nanoparticulas presenta la
misma tendencia, sin embargo, la distancia entre los pozos repercute en el cambio de las propiedades
petrofisicas.

Objetivos | Metodologia | Contribuciones

1.Evaluar, mediante la simulacion | 1.Se inicia con la propuesta del Modelo fisico | 1.Contribuye de manera especifica
numérica la influencia de las sobre el entendimiento del uso de
diferentes concentraciones de nanoparticulas de SiO; en el medio
nanoparticulas de SiO, sobre las poroso con presencia de flujo
propiedades petrofisicas bifasico.
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&

2.Aporte general que contribuye a

3.Se desarrolla el Modelo Numérico y

. . Computacional para predecir las propiedades | 8€rar prgpuestas' sobr.e’ la
2.Identificar cual mecanismo de petrofisicas implementacion de la inyeccion de

desplazamiento [bloqueo, adsorcion, nanoparticulas como método de
transporte y desorcion] se presentan recuperacion mejorada de aceite
en el medio poroso

=

Simulacion, Nanoparticulas, SiO:
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Introduccion

En los ultimos anos la industria petrolera se ha inclinado al hallazgo de nuevas reservas, la evaluacion
de los procesos en el manejo de hidrocarburos y a la bisqueda de métodos de recobro que permitan
extraer hidrocarburos que aun existen en los campos maduros del mundo. Lo anterior, es debido a que
las mayores reservas de petroleo [ubicadas en Canada, Venezuela, México, Estados Unidos, Rusia,
Kuwait y China] de aceite pesado y extrapesado, el betun y las arenas bituminosas superan los 6 billones
de barriles, lo que representa el 70% del total de las reservas mundiales de petrdleo, mientras que el aceite
pesado por si solo representa el 15%. [ Yernazarova et al. 2016].

En México, de los mas de 750 campos existentes, alrededor de 485 pueden considerarse como
maduros, 294 campos de aceite y 191 campos de gas [Franco, 2018]. Derivado de lo anterior, surge la
necesidad de implementar nuevas tecnologias y metodologias en la exploracion y produccion de aceite.
Una de estas tecnologias, es el uso de la nanotecnologia la cual ha demostrado tener una gran
aplicabilidad en distintos procesos de la industria petrolera [Hassan, 2024, Davoodi et al., 2022, Sircar
et al., 2021]. Especificamente en los procesos de recuperacion mejorada de aceite, la aplicacion de esta
tecnologia consiste en inyectar nanoparticulas en una fase continua [agua] a través de un pozo inyector
al yacimiento para lograr que las propiedades del sistema roca/fluido se modifiquen y se incremente asi,
la recuperacion de aceite [Foroozesh & Kumar, 2020]. Diversos estudios [Anirbid et al., 2022; Rezaei et
al., 2020; Sun et al., 2017; Miranda, 2017; El-Diasty & Selem Ragab, 2013; Hendraningrat et al., 2013;
Ju et al., 2006] han sefialado que el uso de nanoparticulas en el medio poroso aumentan la recuperacion
de aceite debido al cambio de la tension interfacial entre el aceite y el agua, a la viscosidad de la fase en
las que se dispersan y a la alteracion de la mojabilidad del medio poroso. Particularmente de esta tltima,
contintian los desacuerdos sobre sus efectos en la recuperacion final de petroleo inundado por agua. A
pesar de ello, la apuesta al uso de las nanoparticulas se enfatiza no solo técnicamente si no también
economica y ambientalmente. [Hassan et al., 2024 y Davoodi et al., 2022].

De las nanoparticulas existentes, especificamente las de Oxido de Silice [SiO2] han demostrado
tener beneficios al inyectarse como nanofluido para desplazar el aceite de las rocas [Mustafa & Baojun,
2018; Al- Anssari et al., 2017]. Por ejemplo, Youssif et al., [2018] mencionaron que las nanoparticulas
de Si0O; tienen la capacidad de mejorar la produccidén de petroleo, al tiempo que son ecoldgicas y de
composicion natural para los yacimientos de arenisca. Mientras que Llinas & Séanchez-Garcia [2013],
mencionaron que €stas son inertes, biodegradables, facilmente sintetizables y se pueden obtener de
distinta forma y tamafio. Ding et al., [2024], menciona que las nanoparticulas de SiO: pueden modificar
la humectabilidad de las rocas cuando estas presentan baja permeabilidad, pasando de humedecer con
aceite a mojado con agua, lo que mejora la eficiencia del desplazamiento del petroleo y lo lleva a un
aumento de la tasa de recuperacion de mas del 17%.

En suma, a ello, diferentes esfuerzos han sido realizados para representar de manera tedrica-
experimental los fenomenos, mecanismos y efectos causados por las nanoparticulas durante su paso a
través de un medio poroso saturado. Por ejemplo. Ju et al., [2006], propusieron un modelo matematico
unidimensional con flujo bifasico que considera la migracion y adsorcion de nanoparticulas lipofobicas
e hidrofilicas de SiO;y desarrollaron un simulador para predecir la distribucion de la concentracion de
nanoparticulas, los cambios en las permeabilidades, porosidad y evaluacion de la recuperacion de aceite,
derivado del cambio en el valor de la concentracién de la nanoparticula. Los resultados de sus
simulaciones mostraron que la permeabilidad y porosidad del medio poroso declinaban debido a la
retencion de nanoparticulas durante su transporte por el medio poroso y demostraron que el uso de
nanoparticulas contribuia en los porcentajes de recuperacion de aceite.

Por otra parte, Ju & Fan [2009], usaron dos tipos de nanoparticulas de polisilicio y presentaron
un modelo matematico para describir el transporte de la nanoparticula en medios porosos con flujo
bifasico. Utilizando un modelo bifésico, Ju et al., [2012] proponen un modelo matematico que considera
el control de mojabilidad por agentes quimicos. Las simulaciones numéricas mostraron que el tratamiento
con nanofluidos para el control de mojabilidad conducia a un 15.38% mas en la recuperacion de petréleo
que en el desplazamiento normal por agua y que la concentracion de las nanoparticulas jugaba un rol
importante en la recuperacion del aceite cuando la concentracion era menor que 0.02. Posteriormente,
El-Amin et al., [2013], presentaron un modelo matematico para describir el transporte de nanoparticulas
con flujo de bifésico a través de un medio poroso que incluia la fuerza de gravedad, capilaridad y difusion
Browniana.
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Hicieron énfasis en el procedimiento de solucion del sistema de ecuaciones que conformaban el
modelo matematico. Los ejemplos numéricos que consideraron fueron: heterogeneidad en la
permeabilidad y permeabilidad aleatoria. Sus resultados, identificaron una reduccién en la porosidad
debido a la retencion de nanoparticulas en la superficie del medio. Abdelfatah et al., [2017], presentaron
un modelo matematico utilizando la ecuacion de Darcy y la ecuacion de conveccion-difusion para
describir el flujo de fluido, el transporte de nanoparticulas y la interaccion de estas con el medio poroso.
Utilizaron una distribucion para el tamafio de la garganta de poro con el proposito de caracterizar la
heterogeneidad del medio y un vector de permeabilidades como una funcion de esta distribucion. Los
resultados del modelo revelaron que la deposicion en la superficie del medio, el taponamiento individual
y el taponamiento de un conglomerado de nanoparticulas podian ser los mecanismos dominantes bajo
condiciones especificas. Abdelrahman et al., [2021], utilizaron dispersiones comerciales de
nanoparticulas de silice en experimentos estandar de inundacion del nucleo para evaluar el efecto de la
inyeccion de nanofluido en la recuperacion incremental de petrdleo. Identificaron que existe una
concentracion critica de nanoparticulas a partir de la cual el petréleo recuperado disminuird debido a la
aglomeracion y retencion de las particulas en el sistema de poros. Encontraron que la concentracion
critica es igual a la cantidad que cubrira al 100% la superficie de los granos de roca y que cualquier
concentracion extra se aglomerard en las gargantas de los poros y afectard negativamente a la
recuperacion y reducira la permeabilidad. A pesar de los antes mencionado, se continua con el desarrollo
trabajos tedricos, experimentales 0 bien Teoricos- Experimentales [Rodriguez et al, 2018, Dominguez-
Trujillo, 2021, Zhou et al., 2023] enfocados a identificar los beneficios y alcances del uso de las
nanoparticulas de SiO; en la produccion de aceite en yacimientos petroleros.

Por lo anterior, en el presente trabajo se contempla un estudio teorico de inyeccion de un nanofluido
[fluido con nanoparticulas] en un medio poroso bajo condiciones especificas con el fin de proponer un
modelo en 2D, el cual contemple los principales fendémenos fisicos de adsorcion, desorcion, transporte,
y bloqueo de poros por los cuales actiian las nanoparticulas y evaluar los cambios de las propiedades del
sistema roca/fluido que dichos mecanismos propicien.

Modelo fisico del flujo de nanofluido en un medio poroso

Con base en el trabajo de Rodriguez et al., [2018], se generd una nueva propuesta del modelo matematico
considerando inicialmente en este: medio poroso isétropo e inicialmente homogéneo [saturado de aceite],
inyeccion de agua con nanoparticulas, flujo bifasico [agua-nanoparticulas y aceite], medio poroso rigido,
fluidos ligeramente compresibles y Newtonianos, sin efecto de gravedad. proceso isotérmico y
transitorio, flujo bidimensional en coordenadas cartesianas, geometria esférica de las nanoparticulas,
tamafo de las nanoparticulas fijo, movimiento Browniano de las nanoparticulas. En suma, se
consideraron los principales fendémenos fisicos que gobiernan en el medio poroso dada la presencia de
nanoparticulas como: adsorcion, desorcion, bloqueo y Transporte. Lo anterior, se muestra en la Figura 1.

\Boxl

@ | ADSORCION |

I Acua I AcenE NANOPARTICULAS GRANOS

Figura 1
Representacion del modelo fisico.

Fuente: Elaboracion propia
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Modelo Matematico

Tomando en cuenta el modelo fisico y los trabajos presentados por Sepehri et al., [2019] y Ju et al.,
[2006], se propone el modelo matematico en 2D. Para éste, se partio de las ecuaciones de transporte de
masa, cantidad de movimiento para cada fase [aceite y agua] y nanoparticulas. De manera adicional se
propusieron ecuaciones constitutivas que permiten contar con un sistema cerrado de ecuaciones dando
pie al modelo hidrodindmico, tal como se muestra a continuacion:

2 (Mo Op0) 4 0 (Ko Bo0) | g 3 (50)
dx (B(,u0 ax + dy \Byu, dy + 9o at Q)Bo [1]
Yy

2 (o 92 | 0 (Mg 30 | D (50)

dx (Bwuw ax + dy \Byu,, dy + qw at Q)Bw [2]

En las ecuaciones [1] y [2], p es presion, ¢ es porosidad, S es saturacion, k es la permeabilidad

efectiva, k. es la permeabilidad relativa, H es viscosidad, g es gasto, B es el factor volumétrico, x y y son
dimensiones espaciales y ¢ es tiempo. Los subindices o y w indican las fases aceite y agua,
respectivamente.

i) Ecuacioén para la presion

Partiendo de estas ecuaciones [1] y [2] se realiza la deduccion de la ecuacion para la presion. Para ello,
se utiliza el método de Presion Implicita - Saturacion Explicita o Implicit Pressure - Explicit Saturation
[IMPES, por sus siglas en inglés]. De manera adicional, se tomaron en cuenta los conceptos de factor
volumétrico y saturacion de cada fase, asi como la compresibilidad del aceite, agua y roca. Lo anterior
permitid expresar la ecuacion para la presion en términos de saturacion y compresibilidad total, esto es:

@c, 0 B, 0 (kk, 0 0 (kkyy 0 B, 0 (kk.o 0 0 (kkyy 0 B
_t_p=_°_(ﬁ_p)+_(ﬂ_p)+_°_(#_p)+_(ﬂ_p)+_°qo+qw [3]
B,, at By, 0x \uy,B, 0x ox \uy By, dx By, dy \uoB, dy ady \uyB,, dy By,

Donde p es presion, ¢; es la compresibilidad total, f es porosidad, & es permeabilidad efectiva, 4-
es permeabilidad relativa, p es viscosidad, g es gasto, B es el factor volumétrico, x y y son dimensiones
espaciales y ¢ es tiempo. Los subindices o y w indican las fases aceite y agua, respectivamente. Para su
soluciéon se asumird una condicion inicial de P=Py en t=0, y condiciones de frontera del tipo dos, es

.9 4 4 g
decir: enﬁ: 0enx=0 yy:O,Ly;ﬁz Oenx= L, y y=0,Ly;£: 0 en y=0}’x= O,Lx y ﬁ: 0
eny=L, y x=0, L,

ii) Ecuacion para la saturacién

Dado que para la presion y la saturacion se considerd el método IMPES, las ecuaciones [1] y [2] se
utilizaron para la obtencion de la ecuacidon de saturacion. Para ello, fue necesario tomar en cuenta
conceptos de compresibilidad del aceite, agua y roca, el factor volumétrico de cada fase por lo que su
expresion es:

990 _ 0 (kw00 | O (Ko )
+(ew +¢r) B,, at  dx \u,B, dx T dy \u,B,, dy t 4w [4]

¢ aS,
B, dt

Donde p es presion, ¢, es la compresibilidad del agua, ¢, es la compresibilidad de la formacion,
¢ es porosidad, S, es la saturacion del agua, k es la permeabilidad efectiva, k-, es la permeabilidad relativa
al agua, u, es la viscosidad del agua y B, es el factor volumétrico del agua. Para la ecuacion [4] la
condicion inicial considerada es S,= Swo en =0. Para conocer la saturacion de la fase aceite se utilizo en
concepto de saturacion total

Sy +S,=1 [5]

Para el comportamiento de las curvas de permeabilidades relativas de la ecuacion [4], se tom6 en
cuenta el trabajo presentado por [Ahmed, 2001]:

kro = kro_ch ’ (1 - Sn)"o [6]
y
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krw = krw_Sorw ' (Sn)"w [7]

Donde £k, es la permeabilidad relativa al aceite, k.. es la permeabilidad relativa al agua, ko swe
es la permeabilidad relativa al aceite en la saturacion de agua connata, k- so~w permeabilidad relativa al
agua en la saturacion residual de aceite, n, y n, son los exponentes de la correlacion de Brooks-Corey,
que para este caso son para yacimientos de roca tipo arenisca por lo que n,=2'y n, =2y Sn es la saturacion
normalizada que se define:

Sn — Sw_swr:

1_ch_sorw

[8]

Donde S, es la saturacion de agua, Sy es la saturacion inicial de la fase agua y la S, es la saturacion
residual de la fase aceite después de su desplazamiento.

Por su parte, las velocidades que definen en la ecuacion de transporte de nanoparticulas para la fase agua,
son:

kkpsy Op

Uy = =5, [9]

Y kkpry 0

u.. = ZLaw P 10
wy by 0y [ ]

iii) Ecuacion de transporte de nanoparticulas

Para el transporte de las nanoparticulas en la fase agua, se consider6 movimiento browniano debido a
que el tamaio de estas se encuentra entre 10 y 100 nm [Sepehri et al., 2019], entonces:

ac ac ac %c %c

Q)SWE-I_qua-l'uwya_Q)SwDﬁ_Q)SWDW-I_R:0 [11]

Donde C es la concentracion en volumen, D es el coeficiente de dispersion. y R es la tasa neta de
pérdida de nanoparticulas se define bajo dos tipos de retenciones: 1] por deposicion en la superficie del
medio poroso y 2] por el bloqueo en las gargantas de poros. Para su solucion se asumira una condicion

inicial de C=0 en t=0 y condiciones de frontera del tipo dos, es decir: Z—i =0 enx=0yy=0, L); Z—i =0

en x=L, y y=0), Ly;g—i =0 eny=0yx=O,nyg—3C,= 0 eny=L, yx=0, L,

Dado que, en el modelo fisico, se considerd que las nanoparticulas retenidas en la superficie de
los poros podran separarse [desorcion] bajo la accion de fuerzas coloidales e hidrodinamicas y luego
vueltas a adsorberse en otro sitio o quedarse atrapadas en las gargantas de poros. La razon neta de
intercambio de nanoparticulas esta dada por:

R=2

a *
=2 4+2% [12]

v
at
Donde v es el volumen de nanoparticulas en contacto con la fase agua disponible en la superficie
de los poros por unidad de volumen de roca y se define como:
au,,C+ aqu,,C cuando u,, < W,y 5 Uy, < Uy,
agu,C+ aqu,,C — a.vlu,, —u,,] cuando u,, < Uy, 5 Wyy > Uy
y Uwy = Uwyc  [13]
aduwxc - aev( Uyx — uwxc) + aduwyc - aev( uwy - uwyc)
cuando U, > Uy,

Z - A gy, C — A V( Uy — Uyyo) + Aguy,,,C cuando Uy, > Uy,

y Uwy > Uyyc

Donde e y uwye se definen como las velocidades criticas del agua para la deposicion y arrastre
de las nanoparticulas. Los valores de las velocidades de la fase agua por debajo de las velocidades criticas
permitiran la retencion de nanoparticulas en la superficie del medio poroso. Mientras que velocidades
mayores a los valores de las velocidades criticas favoreceran una condicién simultanea de arrastre y
deposicion de nanoparticulas. Por otra parte, as y o. son las constantes de velocidad para la retencion en
la superficie y arrastre de nanoparticulas en la fase agua, respectivamente.
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iv) Volumen de nanoparticulas atrapadas

El volumen de nanoparticulas atrapado en las gargantas de poro por unidad de volumen de roca en la
fase agua, de la ecuacion [12], es:

i

at

= Oply C + a,u,,C [14]

Donde C es la concentracion en volumen, uw. y uw, definen a las velocidades de la fase agua en
direccion x, y y a,; es la constante de velocidad para el bloqueo de las gargantas de poros.

Como consecuencia del fendémeno de adsorcion de nanoparticulas, se forma una capa alrededor
de la superficie del medio poroso, donde la porosidad cambia, para esto se define una porosidad
instantanea dada por:

D = Qg + AQ [15]

En esta ecuacion, @, representa la porosidad inicial y el término A@ denota las variaciones de la
porosidad debido a la adsorcion o desorcion de nanoparticulas en la superficie y esta representada por:

A =v+v* [16]

El mismo fenomeno de adsorcién modifica a la permeabilidad absoluta del medio por lo que es
necesario definir una permeabilidad instantanea, como:

=k, [(1 — Pk + f(q%)]n donde f=1-av [17]

En la ecuacion [17], ky @ son permeabilidad y porosidad instantanea local, &, es la permeabilidad
efectiva inicial, ks es la constante de filtracion de fluido permitida a través de los poros bloqueados [para
este trabajo, kr=0.35], fes la fraccion del area de la seccion transversal original abierta al flujo [factor
de eficiencia de flujo], la cual expresa la fraccion de poros no bloqueados que permitiran el flujo
libremente, o es el coeficiente de eficiencia de flujo para las nanoparticulas, v* es el volumen de
nanoparticulas atrapado en las gargantas de y # es el coeficiente empirico de este modelo [ n=2.5].Cabe
sefalar que los valores dados a constantes y coeficientes estan basados en los reportados por Ju et al.,
[2006].

Debido a que la adsorcion de nanoparticulas representara el mecanismo de cambio de mojabilidad
de la superficie del medio poroso, se requiere proponer expresiones de permeabilidades relativas en
funcion de la geometria, el area superficial de las nanoparticulas y el area especifica del medio poroso.
Entonces, estas expresiones de permeabilidades relativas de la fase agua y aceite, k'rjp ¥ k£ 'rojp cOmo
funcion de la superficie cubierta por nanoparticulas, son:

Ko = Koy + '”fsv Ko ~ For [18]
y
Ky = Koy + "'JS b~ Voo [19]

v

Donde k- y k- son las permeabilidades relativas al aceite y al agua, antes del tratamiento con
nanoparticulas [Ju et al., 2012], S es el area superficial total de nanoparticulas en contacto con los fluidos
para todos los intervalos, y estd definida por:

s=BYt o (vi +v”)dp [20]

Donde f es coeficiente de area superficial para areniscas [el rango de su valor va de 0.0 a 1.0, en
este trabajo, £ =0.8], dp es el didmetro de nanoparticula [Ju et al., 2006] y S es el area especifica de un
nucleo, obtenida mediante la ecuacion


https://doi.org/10.1016/S1672-2515(07)60232-2
https://doi.org/10.1016/S1672-2515(07)60232-2
https://www.researchgate.net/publication/257318883_Improving_water_injectivity_and_enhancing_oil_recovery_by_wettability_control_using_nanopowders
https://doi.org/10.1016/S1672-2515(07)60232-2
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S, = 7000@\/% [21]

Para las nuevas permeabilidades se tomara en cuenta que si §2 5. las superficies totales por
unidad de volumen del medio poroso estdn completamente ocupadas por las nanoparticulas, adsorbidas
en las superficies de los poros o atrapadas en las gargantas de poros y que la mojabilidad sera determinada
por las nanoparticulas.

Cuando las superficies por unidad de volumen del medio poroso estdn completamente ocupadas
por nanoparticulas, las permeabilidades relativas de las fases de agua y aceite se toman como k;wj y k;oj
respectivamente; de otro modo, las permeabilidades relativas de las fases de agua y aceite se toman como
una funcion lineal de las superficies ocupadas por nanoparticulas, es decir, cuando 0< s<s,, las
permeabilidades relativas de agua y aceite son k'»wjp ¥ & 'rojp. Por otra parte, cuando s<s,, se asume que
solo una parte de las superficies por unidad de volumen del medio poroso estard ocupada por
nanoparticulas.

Modelo Numérico y Computacional

Para la solucion de sistema de ecuaciones [3], [4], [11] y [13-14]mostradas en la seccion anterior se uso
aproximacion en diferencias finitas. Los esquemas de solucion para el modelo numérico seran implicitos
para las ecuaciones [3] y [11] y explicitos para las ecuaciones [4], [13] y [14]. La solucion numérica del
modelo en diferencias finitas proporcionara informacion de las variables dependientes dentro del espacio
discreto tanto para las coordenadas espaciales como la temporal.

En la figura 2, se muestra la discretizacion en espacio y tiempo del medio poroso en 2D, en la
cual [i] representa la posicion espacial en x, [j] representa la posicion espacial en y, ambas del nodo
donde la variable es calculada, [n] indica el tiempo actual, [n+1] indica el calculo de la variable en el
nuevo tiempo de simulacion. Los coeficientes S, W, E y N se refieren a las direcciones Sur, Oeste, Este
y Norte, respectivamente; el coeficiente C, se refiere al nodo en si mismo, en el Centro.
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Figura 2
Discretizacion espacial y temporal del medio poroso en 2D
Fuente [Modificada de Ertekin et al., 2001]

Por otra parte, para la simulacion se consideraron dos pozos, uno productor ubicado en direccion
NO y otro inyector ubicado en direccion SE. De manera adicional se utilizaron para la simulacion los
datos concentrados en la Tabla 1.


https://drive.google.com/file/d/1Ku8jRj_vKkWZgz48EZikds1m_OwN8p4Y/view?usp=drive_link
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Table 1
Parametros de simulacion

Parametro Unidad Parametro Unidad
Longitud de la malla en x Ly 500 [m] Permeabilidad inicial, £ 162 mD
Longitud de lamallaeny, L, 500 [m] Saturacion de agua inicial S,, | 30 %
Tamaiio de celda en x, Ax, 50 [m] Viscosidad del aceite, p, 50 cp
Tamaio de celda en y, Ay 50 [m] Viscosidad del agua, u,, Scp
Altura, h 50[m] Gasto de inyeccion, O, 200 bpd
Porosidad inicial, @ 25 [%] Gasto de produccion O 200 bpd

Para dar solucién al sistema de ecuaciones obtenidas del modelo numérico, se desarrolld un
codigo computacional en MATLAB. Dicho codigo computacional resuelve el sistema de ecuaciones
algebraicas derivado del proceso de discretizacion el cual es expresado en forma matricial en térmicos
de variables dependientes seglin sea el caso. Para el calculo de la presion, se utilizé el método de matriz
inversa, esto con la finalidad de hacer uso de alguno de los métodos denominados exactos, como sugieren
algunos autores para la resolucion de modelos en 1D y 2D. Mientras que, para el calculo de la
concentracion, se utilizé el método Gauss-Seidel, debido a que la concentracion inicial es muy pequeiia,
lo cual hace que la inversa de la matriz no pueda ser calculada.

Cabe senalar que las condiciones de frontera para la ecuacion de presion y para la concentracion
se asumieron del mismo tipo, debido a que las nanoparticulas y el fluido de inyeccion son introducidos
a través del pozo inyector y no a través de la frontera como en los modelos en 1D.

Procedimiento de solucion

El proceso de solucion del sistema de ecuaciones discretizado que define al modelo computacional se
resume en 12 pasos, mismos que se describen a continuacion:

Paso 1. Introducir las propiedades correspondientes al medio poroso y los fluidos.

Paso 2. Definir los valores de condiciones iniciales y de frontera.

Paso 3. Iniciar el ciclo de tiempo donde se fijan valores para cada celda del espacio discreto.

Paso 4. Resolver de la ecuacion de presion.

Paso 5. Resolver la ecuacion de saturacion.

Paso 6. Calcular las velocidades de la fase agua con las ecuaciones [9] y [10].

Paso 7. Resolver la ecuacién de concentracion de nanoparticulas con un criterio de paro de cien
iteraciones.

Paso 8. Calcular los volumenes de nanoparticulas de las ecuaciones.

Paso 9. Calcular la nueva porosidad y la permeabilidad absoluta dada la inyeccion de nanoparticulas con
las ecuaciones [17] y [15].

Paso 10. Calcular las permeabilidades relativas al aceite y al agua con las ecuaciones [6] y [7].

Paso 11. Asignar las variables espaciales dependientes, calculadas en el tiempo actual para ser usadas al
inicio del siguiente tiempo.

Paso 12. Realizar el mismo procedimiento hasta completar el tiempo total de simulacion. En caso
contrario se regresa al paso 4.

Se realizo, ademas, un analisis de consistencia para garantizar la soluciéon no dependa de los
tamanos de paso espacial ni temporal, que por cuestiones de espacio este andlisis no se presenta, pero
puede consultarse con detalle con [Dominguez-Trujillo, 2021].

Metodologia

Para la evaluacion de las propiedades del sistema roca-fluido [presion, saturacion y volumen de
nanoparticulas] derivado del cambio de la concentracion de nanoparticulas de SiO; inyectadas con agua
en un medio poroso, se contempld la propuesta del modelo fisico, matemdtico, numérico y computacional
en 2D.


https://drive.google.com/file/d/1Ci-4VfF-eDAbMsBd3XmQGPoVE9WjVAE7/view?usp=drive_link
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Para la propuesta del modelo numérico, se utilizé el método de diferencias finitas, mientras que
para el modelo computacional se utilizé el método de Gauss-Seidel el cual fue desarrollado utilizando el
lenguaje de programacion de MATLAB. Particularmente para la prediccion de la presion y saturacion se
utilizé el método de Presion Implicita - Saturacion Explicita o Implicit Pressure - Explicit Saturation
[IMPES, por sus siglas en inglés].

Para el caso de la concentracion de las nanoparticulas en la fase agua se consider6 movimiento
browniano debido a que el tamafio de las nanoparticulas se encuentra entre 10 y 100 nm. Mientras que,
para el volumen de nanoparticulas, se defini6 en funcién de la deposicion en la superficie del medio
poroso y el bloqueo en las gargantas de poros. Para validar los resultados se compararon los datos
obtenidos con los resultados experimentales presentados por Ju et al., [2006] y Sepehri et al., [2019].

Resultados y Discusion

Para validar el modelo computacional propuesto, se utilizaron los resultados experimentales presentados
por Ju et al., [2006], Rodriguez et al., [2018] y Sepehri et al., [2019] en 1D y posteriormente se realizd
la expansion a 2D.

En esos trabajos los autores utilizaron una mezcla de agua con nano particulas de SiO; a través
de un medio poroso con condiciones controladas.

Los resultados obtenidos mostraron una aceptable concordancia al ser comparados con lo que se
garantiza un buen acoplamiento del sistema de ecuaciones y un buen funcionamiento del modelo.

Con la finalidad de evaluar el cambio en las propiedades petrofisicas [porosidad, permeabilidad],
el comportamiento en la produccion de aceite y las contribuciones de los 4 fendmenos gobernantes del
desplazamiento de aceite mediante la inyeccién de nanoparticulas se simularon 12 escenarios. En estos
se consider6 un unico tamafio de nanoparticula equivalente a 20 nm, tres diferentes valores de
concentracion [0.03% [concentracion media], 0.07% [concentracion alta] y 0.11% [concentracion
limite]] y tiempos de simulacién que van de 3 mes a un 1 afo. Lo anterior se resume en la Tabla 2.

Table 2
Casos de simulacion

Tiempo de Concentracion de nanoparticulas

simulacién Media Alta Limite
[C1=0.03%] [C2=0.07%] [C3=0.11%]

3 meses X X X

6 meses X X X

9 meses X X X

12 meses X X X

En la figura 3, se muestra el comportamiento de la concentracion respecto a la distancia para 3,
6, 9y 12 meses de simulacion. En estos, se aprecia que la concentracion tiene una tendencia a disminuir
con forme avanza al pozo productor e incrementa el tiempo de simulacion. Sin embargo, los valores de
concentracion limite de 0.11 % en volumen, fueron los que mostraron un incremento en cada escenario
de tiempo. En el recuadro ampliado, se muestra el cambio de las tendencias de las concentraciones, sin
L . 550 720
embargo, estas continllan disminuyendo hasta alcanzar valores desde 10> % a 107"~ %.


https://doi.org/10.1016/S1672-2515(07)60232-2
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https://www.unacar.mx/contenido/difusion/acalan107pdf/Acalan107.html#p=79
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Figura 3

Concentracion de nanoparticulas respecto a la distancia para 3, 6, 9 y 12

meses de simulacion

Dado lo anterior, en la Figura 4 se muestran los perfiles de porosidad respecto al tiempo para los
tres casos de las concentraciones consideradas en las cercanias del pozo inyector. En estos se confirma
que el incremento de la concentracion afecta a la porosidad, ya que esta disminuye hasta alcanzar una
diferencia entre C; y C; hasta de 4.6 %

25 |
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- Cy=011%

18 T T T T T
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Figura 4
Perfiles de porosidades respecto al tiempo para los tres casos de concentracion

En la Figura 5, se muestran los perfiles de permeabilidades relativas de agua y aceite para los tres
valores de concentracion durante un afio de simulacion. En estos se aprecia que, inicialmente las
permeabilidades del agua tienden a aumentar conforme la concentracion alcanza el valor limite, mientras
que las permeabilidades relativas del aceite tienden a disminuir, estos cambios ponderan el efecto del
cambio en la mojabilidad de la superficie del medio poroso. Sin embargo, conforme avanza en hacia el
pozo productor y transcurre el tiempo de simulacién la permeabilidad relativa del aceite tiende a
incrementar mejorando el flujo del fluido.
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Perfiles de permeabilidades relativas a un tiempo de simulacion de 12 meses.

En la Tabla 3, se concentran los resultados obtenidos de las tres concentraciones analizadas. En
esta, se aprecia que la porosidad se reduce conforme el incremento de la concentracion inicial y el tiempo.
Lo anterior enfatiza que en las cercanias del pozo inyector, existe una mayor deposicion [adsorcion] de
nanoparticulas generando dafio a la formacion que afectard de manera similar a la permeabilidad de la

roca.

Table 3
Resultados de las simulaciones para las concentraciones

Ueoe de Concentracion de nanoparticula
simulacién Media [Ci= | Media [Ci= | Media [Ci=
0.03%] 0.03%] 0.03%]
3 meses @ 0 0
[%] [%] [%]
6 meses 24.59 24.59 24.59
9 meses 24.17 24.17 24.17
12 meses 23.76 23.76 23.76

Amoo & Layi Fagbenle, [2020], mencionan que la cantidad de cambios que se producen en los fluidos
con nanoparticulas depende de la forma, el tamafio, la cantidad [volumen] de las nanoparticulas. Por lo
anterior, se analiz6 de manera particular el valor de la concentracion de nanoparticulas limite [Cs=
0.11%] para 3, 6, 9 y 12 meses de simulacion. La figura 6 muestra la variacion de la concentracion de
nanoparticulas considerando la distancia comprendida entre el pozo inyector y el pozo productor. En
esta, la concentracion de nanoparticulas disminuye significativamente a medida que la distancia desde el
punto de inyeccién aumenta.

Esto es un comportamiento esperado debido a la dilucion y la posible retencion de nanoparticulas
en la matriz porosa a medida que la solucioén avanza. Por otra parte, de manera local, la concentracion de
nanoparticulas tiende a mantenerse igual cerca del pozo inyector, mientras que en direccion al pozo
productor esta tiende cambiar a los 12 meses de 107° % a 105 %.


https://doi.org/10.1016/B978-0-12-817949-9.00020-7
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Figura 6

Concentracion de nanoparticulas en direccion pozo inyector-pozo productor.
con concentracion de caso limite [C3= 0.11%]

Por otro lado, en la figura 7 se comparan los valores de presion obtenidos en un afio [3, 6, 9y 12
meses de simulacidon] para la concentracion de nanoparticulas limite de 0.11 % en volumen. La variacion
de la presion a lo largo de la distancia comprendida entre el pozo inyector y el pozo productor se debe a
los gastos de inyeccion y produccion, asi como a la concentracion de nanoparticulas que se difunden en
el medio poroso. La mayor diferencia se presenta a los 12 meses siendo esta, de mas de 2 millones de
pascales entre los pozos inyector y productor.
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Perfiles de presion con concentracion de caso limite [C3= 0.11%]

En la figura 8, se muestran los perfiles de saturacion de agua y aceite para el caso limite
[C3=0.11%] a diferentes tiempos de simulacion [3, 6, 9 y 12 meses]. En esta, se aprecia inicialmente el
incremento de la saturacion del agua el cual va desplazando gradualmente al aceite. Sin embargo, a pesar
de la retencion de nanoparticulas [Ver figura 4], se observo que, a los 350m y 12 meses de inyeccion, la
saturacion de aceite incrementa en mayor proporcion alcanzando 70.7% mientras que la del agua
disminuye hasta 29.3 %.
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Perfiles de saturacion con concentracion de caso limite [C3=0.11%]

En la Figura 9, se muestran los perfiles de permeabilidades relativas para el agua y aceite. En
esos, se aprecia que dado un aumento en la concentracion de nano particulas [presentado en la figura 6]
los valores de las permeabilidades muestran un incremento favoreciendo el flujo de aceite en relacion al
flujo de agua.
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Perfiles de permeabilidades con concentracion de caso limite [C3= 0.11%]

En la Tabla 4, se concentran los resultados de la inyeccion de nano fluido en el medio poroso para
el caso limite C3=0.11% para los diferentes tiempos de simulacion [3, 6, 9 y 12 meses]. En esta, se
muestran los valores de las propiedades petrofisicas y fluidos a 100 m y 500 m, referentes al pozo inyector
y pozo productor. Particularmente, la concentracién de nanoparticulas [C] disminuye significativamente
a medida que la distancia desde el punto de inyeccidn aumenta. De manera local, se tiene una mayor
concentracion de nanoparticulas cerca del punto de inyeccion [100 m] lo que genera una mayor presion.
Esto podria deberse a un ligero bloqueo de los poros por las nanoparticulas, incrementando la resistencia
al flujo y, por ende, la presion requerida para mantener la inyeccion. Respecto al comportamiento de las
permeabilidades relativas la Krw aumenta y Kro disminuye ligeramente con el tiempo, lo cual es
consistente con el aumento de la saturacion de agua y la disminucion de la saturacién de petréleo,
respectivamente. Lo anterior, puede afectar la distribucion de la presion dentro del yacimiento.
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Tabla 4
Resultados de las simulaciones para la concentracion Limite [C3=0.11%]

Concentracién de nanoparticulas [C3=0.11%]
Tiempo de | Distancia de 100 m Distancia de 500 m
simulacin C [%] P Krw | Kro Sw So o Krw | Kro Sw So
[Bal (%l | 1%l | 1% |1 | €| PP (%l | 1%l | 1%l | 1%
3 meses ;902_,, 42240105.75 | 2.00 | 62.13 | 30.15 | 69.85 )7('1102_63 41964163.77 | 1.94 | 62.55 | 29.98 | 70.02
6 meses )3('1105?, . | 4261051029 | 2.10 | 61.55 | 30.38 | 69.62 )2('1109_56 41813094.06 | 1.90 | 62.78 | 29.89 | 70.11
9 meses )3('1105_ o | 42947282.75 | 2.19 | 61.00 | 30.60 | 69.40 )3( '1907_52 4163072622 | 1.86 | 63.05 | 29.78 | 70.22
12 meses )3('110%,, 43267397.65 | 2.28 | 60.47 | 30.82 | 69.18 )3( '100(?49 41488992.17 | 1.83 | 63.26 | 29.70 | 70.30
Conclusiones

Se desarrollo un modelo matematico capaz de predecir las propiedades petrofisicas del sistema roca
[porosidad y permeabilidad] -fluido [saturaciones de agua y aceite, presion, concentracion]. El modelo
computacional generado puede ser utilizado para optimizar la inyeccion de nanoparticulas inyectadas en
el medio poroso. Dado las diferentes simulaciones realizadas se encontr6 que el manejar concentraciones
altas repercute en las propiedades petrofisicas del medio poroso, particularmente en las cercanias del
pozo inyector ya que se obtuvo una disminucion en la porosidad de hasta 4.6 % y alteraciones en las
permeabilidades relativas. Sin embargo, a un afio de simulacion y una distancia de 500 m en direccion
Nor-Oeste, relacionada con la ubicacion del pozo productor, la concentracién se redujo hasta en un
3.14x10-11 [%] beneficiando a la permeabilidad hasta en un 63.26 % y la saturacion del aceite que
alcanzo un 70.30 %. Los valores en las concentraciones de nanoparticulas tienden a disminuir conforme
el tiempo y la distancia, sea la concentraciéon minima o limite la tendencia se mantiene durante la
simulacion. Lo anterior, permite identificar que las distancia entre los pozos considerados juegan un rol
importante en el cambio eficiente de las propiedades petrofisicas del medio poroso. De los cuatro
mecanismos considerados en el modelo matematico, la simulacion identifica particularmente adsorcion
y/o bloqueo en las cercanias de pozo inyector dado el exceso de nanoparticulas presentes que puede
generar un aumento benéfico para la presion, pero una pérdida de porosidad alta generando obstruccion
en alrededores.
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