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Resumen

La motivaciéon principal de este trabajo es la de estudiar el impacto de la inyeccion de agua de
baja salinidad sobre las curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa a escala de poro. La
inyeccion de agua de baja salinidad es un método de recuperacion mejorada de petroleo, también
conocida como inyeccion inteligente de agua (smartflooding o smart water), el cual esta retomando
un gran auge en la industria debido a los resultados prometedores y a su relaciéon costo-beneficio.
Sin embargo, el estudio de este método de recuperacién a escala de poro se encuentra en una
etapa temprana y creciente. La micro o escala de poro conforma un marco de estudio para definir,
y potencialmente parametrizar, procesos macroscopicos de tal forma que se tome en cuenta la
influencia de la estructura del medio poroso. En este trabajo es considerado el enfoque de red de
poros para describir la inyecciéon de agua de baja salinidad a escala de poro.

Al inicio de la investigacion, es realizada una amplia revision de la literatura sobre los métodos
actuales para la caracterizacion y modelacion de medios porosos a escala de poro. En el estudio
de inyecciéon de agua de baja salinidad, un modelo desacoplado de flujo y transporte advectivo-
difusivo para el enfoque de red de poros es formulado, implementado y validado con una solucién
semi-analitica. El modelo de flujo y transporte fue implementado en OpenPNM, un framework de
c6digo libre para la modelaciéon de redes de poros. A partir de este modelo, son calculados los va-
lores de concentracion de sal efectiva en la red, lo cual establece el comportamiento de la salinidad
a través del medio poroso discretizado. De esta informacion, se investiga el efecto de la salinidad
sobre las curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa. El angulo de contacto es empleado
para relacionar el efecto de la salinidad sobre las propiedades roca-fluido. Mediante una funcion
lineal, son calculados los valores de dngulo de contacto en la red. Estos valores son empleados en
un el algoritmo de drene primario, el cual considera el enfoque de percolacion de invasion. Poste-
riormente, los resultados de este algoritmo son utilizados para estimar permeabilidades relativas
a partir de un modelo de capilares.

Una metodologia sistemética es propuesta para simular el proceso de inyeccién de agua de
baja salinidad, la cual tiene base en técnicas fundamentales de la literatura. El objetivo de esta
metodologia es establecer una herramienta para evaluar el efecto de la salinidad sobre propiedades
efectivas de flujo. Esta metodologia es aplicada en dos casos de estudio en donde se investiga la
inyeccion de agua de baja salinidad en una arenisca y en un carbonato. En el primer caso, a partir
de una prueba experimental e informacion reportada en la literatura, es estimado el cambio de
mojabilidad en un sistema arenisca-aceite-agua. En el segundo caso un sistema carbonato es esta-
blecido con base en informacion de libre acceso. En ambos analisis es observada una modificacion
del angulo de contacto debido a los cambios de concentracion de sal. Este efecto representa el
cambio de mojabilidad en los sistemas roca-fluido y es confirmado en las curvas de presion capilar
y de permeabilidad relativa. Por dltimo, de los resultados obtenidos, se realiza un ajuste de curvas
para ambas propiedades roca-fluido.
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Abstract

The objective of this research is to study the Low Salinity WaterFlooding (LSWF) impact on
capillary pressure and relative permeability curves at pore scale. The LSWF is an Enhanced Oil
Recovery (EOR) method, also known as smartflooding or smart water, which is taking a boom
in the industry due to the promising results and its cost-benefit ratio. However, the pore-scale
study of this EOR method is at an early and growing stage. The micro or pore scale compri-
ses a framework to outline, and potentially parameterize, macroscopic processes considering the
porous medium structure influence. In porous media, pore-scale modeling studies the structure,
connectivity, and pore size impact on flow and transport properties, as well as on other dynamic
characteristics. In this work, the pore network modeling is considered to describe the LSWF at
pore scale.

An extensive literature review on current methods for characterization and modeling porous
media at pore scale is developed. In the LSWF study, a decoupled flow and advective-diffusive
transport model for the pore network approach is developed, implemented and validated with a
semi-analytical solution. Further, the flow and transport model is coded on OpenPNM, an open-
source framework for pore-network modeling. From this model, effective concentration values in
throats and pores are calculated, which establish the salinity behavior through the discretized po-
rous medium. Then, the salinity effect on the capillary pressure and relative permeability curves
are investigated. The contact angle is used to relate the salinity effect on rock-fluid properties. By
means of a linear function, the throat contact angle values are computed. These values are emplo-
yed in a primary drainage algorithm, which considers invasion percolation theory. The algorithm
results are used in tandem with a capillary bundle model to estimate the relative permeability
curves.

Therefore, a systematic methodology is proposed to simulate the LSWF process. This proposal
is based on fundamental techniques from the literature. The methodology objective is to lay down
a tool for investigating the salinity effect on effective flow properties. This methodology is applied
in two case studies where the LSWF into a sandstone and a carbonate is studied. In the first case,
from experimental and open access information, the wettability change in a sandstone-oil-water
system is estimated. In the second case, a carbonate system is constituted based on information
reported in literature. As a result, the contact angle change due to the salinity concentration is
observed in both cases. This effect represents a wettability alteration in the rock-fluid systems, and,
subsequently, it is confirmed in the capillary pressure and relative permeability curves. Finally,
curve fitting is performed for both rock-fluid properties.
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Introduccion

La inyeccion de agua de baja salinidad es una técnica de recuperacion mejorada de petroleo en
la que se mobiliza el aceite al modificar y/o disminuir la composiciéon i6nica del agua de inyeccion
(salmuera). La inyeccion de agua de baja salinidad es considerada como una técnica simple, fiable
y econémica. Este método de recuperacion ha sido ampliamente empleado debido a la disponibi-
lidad o al facil acceso a las fuentes, las cuales son relativamente econémicas, en comparaciéon con
los productos requeridos en otros métodos. El potencial de la inyecciéon de agua de baja salinidad
no fue reconocida hasta que Morrow y colaboradores observaron en sus trabajos experimentales
que la recuperacion de aceite dependia de la composicion del agua de inyeccion (Jadhunandan
y Morrow, 1991). Desde entonces, diversas pruebas en nticleos y en campo se han reportado en
las que se muestra el efecto de la baja salinidad sobre la recuperacion de aceite (Tang y Morrow,
1997; Yildiz y Morrow, 1996). En la mayoria de los resultados se mostré que la recuperacion de
aceite se pude incrementar cuando la salinidad del agua de inyeccién es mucho menor que la del
agua de formacion. Diferentes mecanismos han sido propuestos para explicar este efecto de baja
salinidad. Sin embargo, no hay consenso sobre los mecanismos dominantes.

A la actualidad, varios autores han simulado el proceso de inyecciéon de agua de baja salini-
dad a escala de laboratorio (milimetros hasta centimetros) (Coronado-Gallardo et al., 2018; Dang
et al., 2013b; Jerauld et al., 2008; Mahani et al., 2011; Omekeh et al., 2012; Wu y Bai, 2009). Su
enfoque general es modificar las curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa en funcion
de la salinidad Sheng (2014). Los modelos a esta escala de estudio consideran propiedades macros-
copicas para la cuantificacion de los mecanismos involucrados en la recuperacion de aceite, y la
mayoria de los simuladores toman en cuenta propiedades roca-fluido homogéneas espacialmente,
tales como la tension superficial y el angulo de contacto. En este caso, estas propiedades afectan
el comportamiento de la curva de presion capilar y de permeabilidad relativa, las cuales son pa-
rametros de entrada en los simuladores a escala de laboratorio y de yacimiento. Una manera de
mejorar la comprension y el comportamiento de los mecanismos de cualquier técnica de recupera-
cion mejorada es mediante la modelacion a escala de poro.

Diferentes fenomenos en medios porosos (suelos, rocas, madera, etc.), asi como matrices po-
rosas artificiales (concretos, tejidos y fibras sintéticas), surgen en diversos campos de la ciencia
y la tecnologia, que van desde la agricultura, biomedicina, construccién, ceramica, quimica y la
ingenieria petrolera, a ciencias de la alimentacion y del suelo. En todos estos campos, los proce-
sos son estudiados a diferentes escalas de tiempo y espacio. Cada escala incorpora variables que

XIX



XX Introduccién

intervienen en el estudio de los fenémenos fisicos (Raoof y Hassanizadeh, 2010), de ahi que se
necesiten metodologias de estudio para la estimacion de propiedades del medio. Cualquier modelo
para el estudio de fenémenos de interés en un medio poroso debe incluir, como primer elemento,
una descripcion realista del medio. Sin embargo, la seleccion del modelo dependera del tipo de
medio que se desee estudiar y el calculo de propiedades, asi como las limitaciones computacionales
que se tengan. En general, los modelos deben ser lo suficientemente simples para la simulacion
computacional y contener las caracteristicas esenciales del medio poroso. De acuerdo con la forma
en la que se conceptualiza o discretiza el medio poroso, las principales escalas de estudio son:
escala de poro, medio efectivo y del continuo. La Figura 1 muestra la jerarquia entre escalas para
la modelacion de fenémenos fisicos en medios porosos.

» Escala de poro. Investigan los efectos de la estructura, conectividad y forma del medio
poroso sobre las propiedades de flujo, transporte y otras caracteristicas dinamicas del medio.
El objetivo de estos modelos es encontrar una relacion entre el medio poroso y los fenémenos
bajo estudio.

= Medio efectivo. En esta escala, se determinan variables macroscopicas a través del pro-
mediado de valores microscopicos. Estas propiedades efectivas son definidas en un volumen
que es suficientemente pequeno en comparacion con el volumen del medio original, pero lo
suficientemente grande para que la propiedad sea representativa del dominio. En términos
generales, existen al menos tres clases diferentes de modelos: (i) los que estan hechos de una
distribucion de formas sobre otro dominio uniforme, (7i) los que se basan en la teselacion del
espacio mediante funciones de correlacion, y (iii) aquellos en los que se distribuyen objetos
con una relaciéon de aspecto o extension determinadas.

= Continuo. En la modelacién de fendémenos, las ecuaciones gobernantes, en conjunto con
ecuaciones de estado y relaciones constitutivas, describen un sistema homogéneo equivalen-
te. Ademas, estos modelos emplean el uso de técnicas y herramientas especiales, que en
conjunto se conocen como geoestadistica, para manipular propiedades experimentales que
por lo general estan incompletas o varian en gran medida sobre diferentes escalas de longitud.
Estos modelos por lo general requieren técnicas estocéasticas para describir las propiedades
del medio en términos de cantidades estadisticas, y posteriormente desarrollar ecuaciones
estocasticas de flujo y transporte.

Los fenémenos de flujo y transporte en medios porosos poseen un papel importante en muchos
campos diversos de la ciencia y la tecnologia; tales como el tratamiento de residuos radiactivos, la
industria de la construccion, el transporte de agua subterranea, y la industria del gas y petroéleo,
entre otras. A pesar del rapido desarrollo de la modelacion a escala de poro, atn persisten varios
desafios al estudiar flujo y transporte en medios porosos. En primer lugar, la complejidad de la
estructura de poro hace que los procesos de flujo y transporte en medios porosos sean muy com-
plejos. Otra dificultad de estudiar es la evolucion o modificacion de la estructura porosa durante
el fenomeno (Blunt et al., 2013; Xiong et al., 2016).

Las simulaciones a escala de poro han mejorado la comprension de fenémenos y aplicaciones
geotécnicas a gran escala (escala de laboratorio a escala de yacimiento). Su importancia recae en
que se puedan realizar predicciones de procesos locales de una manera precisa y, desde un punto
de vista computacional, econémica. Al mismo tiempo, la modelacién a escala de poro permite
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e 1) e 7 e 1)
Escala Enfoque Orden
. J . J _ J
Mega o regional Continuo 1 - 100 [km]
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Figura 1: Jerarquia de escalas para la modelacién de fenémenos fisicos en medios porosos.

variaciones de los parametros del sistema (geometrias del espacio poroso, propiedades del flui-
do y condiciones de frontera) para evaluar su impacto, lo cual es complejo de lograr en pruebas
experimentales. Los modelos a escala de poro permiten mejorar las evaluaciones de propiedades
macroscopicas tras modificar parametros de la estructura del espacio poroso. Esto ofrece una al-
ternativa para entender la dependencia de escala de pardmetros. Tal dependencia de escala no
puede capturarse mediante un enfoque de medio efectivo (Xiong et al., 2016).

En las altimas dos décadas, la modelacion a escala de poro de métodos de recuperaciéon mejora-
da ha crecido y ha adquirido un gran interés. En principio, esto se debe a dos factores principales:
el desarrollo computacional y la descripcion con detalle de los sistemas roca-fluido involucrados.
En la actualidad, existen supercomputadoras, e incluso equipos personales, que permiten resolver
grandes sistemas de ecuaciones en un tiempo de calculo mucho menor al de hace un par de décadas.
Aunado a esto, existen tecnologias que permiten describir en alta resolucion el espacio poroso de
muestras de roca (de nm hasta decenas de um). Con una adecuada modelacion fisico-matematica,
la escala de poro es capaz de capturar algunos mecanismos de los métodos de recuperacion me-
jorada que atin no son comprendidos totalmente en escalas mayores; por ejemplo, el cambio de
mojabilidad en sistemas roca-fluido. Bolandtaba y Skauge (2011) presentaron un modelo a escala
de poro para estudiar la mobilizaciéon de aceite residual mediante la inyeccién de un polimero, el
cual considera los mecanismo de adsorciéon, entrampamiento por particulas de polimero, y fuerzas
viscosas (Bolandtaba y Skauge, 2011). Armstrong y Wildenschild (2012a,b); Hammond y Unsal
(2012); Qin y Hassanizadeh (2015) estudian diferentes mecanismos para la recuperacion mejora-
da de aceite via microbiana, los cuales se relacionan en la mobilizacion del aceite y el cambio
de la mojabilidad debido a la presencia de surfactantes en el sistema roca-fluido (Armstrong y
Wildenschild, 2012a,b; Hammond y Unsal, 2012; Qin y Hassanizadeh, 2015). Lu y Yortsos (2001)
desarrollaron un modelo para simular combustion in sita de filtraciéon hacia adelante, en el cual
estudiaron los efectos de las microestructuras porosas y la distribucién de combustible sélido en la
dindmica de la combustion de filtracion (Lu y Yortsos, 2001; Xu et al., 2018). Posteriormente, Xu
et al. (2018) simularon multiples problemas fisicoquimicos en el frente de combustion con el fin de
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reducir riesgos potenciales en la aplicacion practica, como la alta temperatura de combustion y la
baja tasa de oxigeno (Xu et al., 2018).

En relacion con la inyeccion de agua de baja salinidad, Sorbie y Collins (2010) propusieron una
teoria detallada, semicuantitativa, de como funciona el efecto de baja salinidad basado en consi-
deraciones tedricas a escala de poro (Sorbie y Collins, 2010). Watson et al. (2011) abordan una
evaluacion de incertidumbre de uno de los mecanismos de la inyeccion de agua de baja salinidad
con mayor discusion en la actualidad: el cambio de mojabilidad. EI modelo a escala de poro que
emplean les permite realizar una investigacion sistematica del espacio de parametros aceite-agua-
roca, con el objetivo de identificar las caracteristicas que pueden ser criticas para la recuperacion
de petroleo (Watson et al., 2011). Fredriksen et al. (2016) estudian la movilizacion de aceite a nivel
de poro debida a la difusién y 6smosis en la interfase aceite-agua durante la inyecciéon de agua;
para ello emplean micromodelos de areniscas (Fredriksen et al., 2016). Bartels et al. (2016) realizan
una observacion directa a escala de poro de la reconfiguracion de fluido impulsada por el cambio
de mojabilidad, la cual es relacionada con una inyeccién de agua de baja salinidad realizada a una
escala de un solo poro y la escala Darcy. Los autores investigaron el efecto de baja salinidad en
tiempo real y en tres dimensiones, a través de tomografia computarizada de rayos X durante los
experimentos de flujo (Bartels et al., 2016). Boujelben et al. (2018) describen un modelo dinamico
para investigar los efectos de la inyeccion de agua de baja salinidad en la recuperacion de aceite
bajo condiciones de flujo dindmico. Presentan una formulacién en la cual la distribucion espacial
de la salinidad se rastrea de manera explicita durante el proceso de recuperacion. La distribucion
de los fluidos se actualiza de acuerdo con el equilibrio relativo entre fuerzas capilares y viscosas.
Los efectos capilares se correlacionan con la salinidad mediante una relacion entre el angulo de
contacto y la concentracion local del agua de inyeccion (Boujelben et al., 2018).

Existen diversos trabajos que estudian los efectos de diferentes métodos de recuperacion mejo-
rada a escala de poro. Este trabajo de tesis se caracteriza por ser uno de los primeros que trata la
inyeccion de agua de baja salinidad mediante redes de poros, el cual es un enfoque de modelacion
a escala de poro. El objetivo de este trabajo es la de establecer una metodologia sistematica para
simular el proceso de inyecciéon de agua de baja salinidad. Esta metodologia permitiré establecer
una herramienta para observar los efectos de la salinidad sobre propiedades efectivas de flujo, tales
como las curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa.

El contenido de esta tesis se desarrolla en ocho capitulos. En el Capitulo 1 se muestran las
principales técnicas empleadas para caracterizar un medio poroso en escalas de micréometros has-
ta milimetros. En general, estas técnicas ofrecen una amplia discretizacion de la geometria y la
topologia de un medio poroso, la cual es factor elemental en la modelacion a escala de poro.

El Capitulo 2 resume brevemente los principales enfoques de estudio a escala de poro que en
la actualidad se emplean en medios porosos. Estos enfoques conforman una opciéon para definir,
y potencialmente parametrizar, procesos macroscopicos y la influencia de la estructura del medio
poroso sobre éstos. En esta seccion se resumen las principales ventajas y desventajas de los enfo-
ques, asi como las principales aplicaciones de cada uno de ellos. De forma preliminar se introduce
al enfoque de red de poros. En general, el Capitulo 1 y Capitulo 2 conforman una amplia revision
de la literatura para conocer las principales técnicas recientes para la caracterizacion y modelacion
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de medios porosos a escala de poro.

Una breve teoria de red de poros es desarrollada en el Capitulo 3. En este enfoque de modelaciéon
el espacio poroso de una roca es discretizado en rangos por debajo de milimetros, para conseguir
un mayor acercamiento a la estructura original. Posteriormente, los modelos mateméaticos y nu-
méricos para simular fenémenos de interés son establecidos, con el fin de obtener predicciones de
propiedades efectivas. En este capitulo, las principales propiedades que caracterizan a este enfo-
que, asi como los principales elementos que lo constituyen, son definidos. Asi mismo, se presentan
las técnicas més comunes para generar una red de poros.

En el Capitulo 4 se desarrolla un modelo de flujo y de transporte advectivo-difusivo para el
enfoque de red de poros. Considerando el método sisteméatico para la formulaciéon de modelos
de sistemas continuos, se establecen las hipotesis generales y se formula el modelo matematico,
numérico y computacional. El modelo de transporte se valida con una soluciéon semi-analitica. En
general, se establece que la salinidad efectiva, en el medio poroso discretizado, puede caracterizar-
se por el modelo de transporte propuesto. De forma breve, se da una revision de los modelos de
transporte para redes de poros, los cuales han sido reportados en la literatura.

El Capitulo 5 presenta una revision del método de inyeccion de agua de baja salinidad, mostran-
do los efectos y principios fisicos que posee el método, y la relevancia que tienen en la recuperaciéon
de aceite. Asi mismo, se enlistan los principales trabajos que describen el potencial y los mecanis-
mos de recuperacion, siendo estos tltimos los que han contribuido al entendimiento del método.
Esta revision se divide en las aplicaciones realizadas para yacimientos de areniscas y de carbonatos.

En el Capitulo 6 se propone una metodologia sistematica para la evaluacion de la inyeccion de
agua de baja salinidad mediante el enfoque de red de poros, la cual tiene base en técnicas funda-
mentales de la literatura. La metodologia permite observar los efectos de la inyeccion de agua de
baja salinidad sobre propiedades efectivas de flujo. Esta propuesta tiene como ventaja un caracter
general y flexible a la misma vez, ya que las etapas y la secuencia de trabajo no son restrictivas.
Ademas, esta metodologia puede emplearse en cualquier fenémeno de interés para medios porosos.

La metodologia es empleada en el Capitulo 7 y Capitulo 8, en dos casos de estudio, en donde
se investiga la inyeccion de agua de baja salinidad en una arenisca y en un carbonato. En el primer
caso de estudio, a partir de la informaciéon reportada en literatura, se estima el cambio de mojabi-
lidad en un sistema arenisca-aceite-agua, efecto que se observa en las curvas de presion capilar y
de permeabilidad relativa. Finalmente, en el segundo caso se considera una prueba experimental
e informacion de libre acceso para establecer un estudio, similar al primer caso, para un carbonato.

Por ultimo, en el Capitulo 9 se presentan las conclusiones del trabajo y se plantean lineas de
trabajo futuro. A partir de este trabajo, una base para la investigaciéon a escala de poro de la
inyeccion de agua de baja salinidad fue establecida, la cual fue empleada en el estudio del impacto
de la salinidad sobre las propiedades efectivas de flujo.
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Capitulo

Caracterizacion del espacio poroso a escala de
pOTO

En la actualidad, existen varias técnicas que ofrecen una nociéon de la geometria y topologia
de un medio poroso, las cuales se pueden agrupar respecto a la forma en que operan y tratan la
informacion disponible. Una manera practica de dividir estas técnicas es en: técnicas de imagenes
y en pruebas de laboratorio. En el primer grupo se emplean herramientas de alta resoluciéon
para analizar la estructura porosa; en el segundo se deducen parametros de la muestra a partir
de pruebas experimentales y de los conceptos fisicos que los gobiernan. De forma general, en
las técnicas de imagenes se encuentran las técnicas directas, de reconstruccion estocastica y los
basados en procesos geologicos. En las técnicas directas se generan modelos 3D a partir del escaneo
de la estructura interna de la muestra original. En los dos dltimos métodos, la reconstruccion
estocastica y los basados en procesos geoldgicos, se realizan construcciones de modelos 3D a partir
de secciones 2D de alta resolucion. Finalmente, en el grupo de pruebas de laboratorio se encuentran
la porosimetria de intrusion de mercurio y la adsorcion de gas, los cuales obtienen la distribucion
del tamano de los poros y el area superficial, pero no la conectividad completa. Esta clasificacion
se puede apreciar en Anovitz y Cole (2015), quienes presentan un conjunto de técnicas y analisis
para caracterizar estructuras porosas en términos de la porosidad. De este estudio, resaltan los
métodos para determinar la porosidad y los tamanos de poros (véase Figura 1.1) (Anovitz y Cole,
2015). A continuacion se examinaran las principales técnicas para la caracterizacion del espacio
pPOToso.

1.1. Técnicas de imagenes

En la dltima década, la reconstruccion digital de rocas ha sido un area de investigacion muy
activa y se han logrado avances significativos en modelos de digitalizacion (Jiang et al., 2007;
Knackstedt et al., 2004; Oren y Bakke, 2002, 2003; Wu et al., 2006). Se ha reportado que, hasta
un nivel de resolucion de ~ 1 [um], la roca original puede ser capturada con precision ya que se
conserva la informacion estadistica de la imagen original (Sorbie y Skauge, 2011).
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Figura 1.1: Principales métodos para determinar la porosidad y distribuciones de tamanos de poros. Tomada de
Anovitz y Cole (2015).

1.1.1. ImAgenes directas

En este enfoque, mediante herramientas de alta resolucion, se realiza una representacion visual
de la estructura interior real de una muestra de roca. Las diferencias entre las variantes de imagenes
directas recae en la forma en que se trata la muestra de roca, el método fisico que considera la
herramienta para lograr la captura del espacio poroso, y la resolucion de detalle alcanzada.

1.1.1.1. Seccionamiento en serie

En el seccionamiento en serie se visualizan microestructuras 3D cuando se eliminan capas su-
cesivas del material bajo estudio y las superficies expuestas se visualizan en alta resolucion. La
imagen 3D del espacio poroso se obtiene apilando secciones en serie (Dong, 2007). Esta operacion
es delicada, laboriosa y limitada por la imposibilidad de preparar secciones transversales con un
espaciamiento inferior a unos 10 [um]. Ademas, el anélisis de seccionamiento en serie es incapaz de
tomar en cuenta gargantas de pequeno tamano y, por lo tanto, la prediccion de las propiedades de
flujo en el espacio reconstruido es cuestionable. Sin embargo, los avances recientes en los dispositi-
vos, como el haz de iones focalizado (FIB, por sus siglas en inglés), permiten la reconstruccion de
imagenes en escalas de submicrones. Ademas, estos dispositivos pueden proporcionar informacién
geométrica y topologica en 3D (Okabe, 2004).
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1.1.1.2. Haz de iones focalizados

El haz de iones focalizados (Focused Ion Beams - FIB) genera imégenes de una muestra
después de escanear la superficie con un haz de iones. Los iones al interactuar con los atémos
de la muestra emiten senales que albergan informacion sobre la superficie y la composicion de la
muestra. En general, un FIB se compone por un canén de iones, lentes condensadora y objetiva,
bobinas deflectoras, y dectectores de iones. El el FIB, los iones salen del canén y son enfocados
mediante las lentes condensadora y objetiva, cuya funcién es reducir el haz de iones. Con las
bobinas deflectoras se barre este fino haz de iones sobre la muestra. Cuando el haz incide sobre la
muestra, se producen interacciones entre los iones del mismo haz y los atomos de la muestra; por
ejemplo, iones reflectados tras colisionar con los atémos de la superficie. Estas senales son captadas
por los detectores, los cuales la transforman en informacién morfolégica y de composicion quimica
superficial de la muestra. Sin embargo, el FIB es una técnica destructiva para adquirir imagenes
tridimensionales de alta resolucion (Curtis et al., 2010; Lemmens et al., 2010; Tomutsa et al., 2007,
Xiong et al., 2016). Esta técnica puede lograr una resolucion menor a 1 [nm] (www.fibics.com).
Aunque este método ofrece un gran potencial para la obtenciéon de imagenes con mejor calidad,
requiere mucho tiempo en la toma de informacion (Tomutsa et al., 2007). Debido a esto, esta
técnica solo expone pequenas areas de observacién y no proporciona un muestreo adecuado para
la caracterizacion (Xiong et al., 2016).

1.1.1.3. Microscopio electrénico de barrido

El microscopio electronico de barrido (Scanning Electron Microscopy - SEM) es una técnica
similar en operacion al FIB, a excepcion que el SEM emplea un haz de electrones. Esta técnica
puede extraer imagenes bidimensionales, con resoluciones entre 1 y 20 [nm], pero no proporciona
la tercer componente espacial, la cual es importante para determinar las regiones interconectadas,
los volimenes de poros, y las formas y tamanos de poro. (Blunt et al., 2013; Curtis et al., 2010;
Lemmens et al., 2010; Tomutsa et al., 2007; Xiong et al., 2016). Al igual que el FIB, el SEM es
una técnica destructiva.

1.1.1.4. FIB-SEM

La combinacion de FIB y SEM (FIB-SEM) permite trabajar con puntos focales acoplados
del haz de electrones y de iones, lo que resulta en la optimizacion de la resolucion de la imagen.
Esta técnica adquiere imagenes tridimensionales de muy alta resoluciéon de pequenas muestras
de roca (por lo general s6lo unos pocos pum)(Blunt et al., 2013). El FIB-SEM permite observar
finos macroporos y mesoporos dentro del medio (Keller y et al., 2011; Tomutsa et al., 2007).
Este método tipicamente puede alcanzar dimensiones de decenas de nanémetros, lo que permite
analizar voltimenes de alrededor de (10 — 30)3[um?] en un tiempo de medicién préctico (Xiong
et al., 2016).

1.1.1.5. Microscopio confocal de barrido laser

El microscopio confocal de barrido laser proporciona una resoluciéon submicrénica, ~ 1 [um],
pero se limita a un cierto espesor y a la resolucion del espacio de poro aislado. Este método combina
el microscopio de fluorescencia con la imagen electréonica y puntos de luz suministrados, lo cual
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permite obtener imagenes en tres dimensiones sobre el objeto deseado. Este método consiste en
impregnar la muestra con una mezcla de resina epoxica y fluorocromo, cuya longitud de onda de
excitacion a la fluorescencia es conocida. La particula de colorante en la region focal bajo un rayo
laser es excitada y detectada por un fotomultiplicador. La regién detectada puede ser controlada
con precision desde un ordenador y desplazada a lo largo de la superficie o con una profundidad
diferente. Por lo tanto, se graba una imagen 3D de la estructura porosa. Aunque esta tecnologia
proporciona una mejora en la resoluciéon con una calidad de nivel 6ptico, generalmente es pseudo
3D cuando se escaneen objetos gruesos y opacos (Dong, 2007).

1.1.1.6. Microtomografia computarizada de rayos X

En la microtomografia computarizada de rayos X (Micro-Computed Tomography o Micro-CT')
se emite un haz muy fino de rayos X que incide sobre la muestra bajo estudio, y parte de del haz
la atraviesa. Posteriormente, los detectores reconocen la radiaciéon que no ha sido absorbida por la
muestra, referente a una secciéon axial de la muestra. Luego, el emisor del haz cambia su posicion
y vuelve a realizar el proceso anterior hasta barrer, en 360°, toda la muestra. Por ultimo, un orde-
nador transforma todos los datos recogidos por los detectores en imgenes digitales. Debido a las
tomas axiales, el Micro-CT es una técnica no destructiva y no invasiva que caracteriza el espacio
de poro a resoluciones de alrededor de un micrén (Xiong et al., 2016), o en un rango de 1-200 [pum]
(Dong, 2007). Sin embargo, esta resolucion no es suficiente para visualizar los poros mas pequenos
presentes en carbonatos, los cuales actualmente pueden ser visualizados mediante técnicas 2D,
tal como la microscopia electronica de barrido (SEM). Ademas, el micro-CT tiene una capacidad
limitada para penetrar materiales solidos. A falta de imagenes 3D de mayor resolucién, la tinica al-
ternativa viable es realizar reconstrucciones a partir de imagenes 2D ya disponibles (Okabe, 2004).

En la actualidad, se utilizan tres tipos de sistemas de micro-C'T: médico, industrial y de
sincrotréon. Estas variantes se diferencian principalmente en la fuente de energia, la manipulacion
de muestras, y la geometria del detector. La resolucion tipica de los sistemas médicos es entre 200
y 500 [pm], los sistemas industriales varian de 50 a 100 [um] y los sistemas de de sincrotrén pueden
alcanzar de 1 a 50 [um] (Wildenschild et al., 2002). Aunque la mejor resolucion de imagen reportada
en la literatura es la del sincrotrén, las muestras deben ser relativamente pequenas para lograr
estas resoluciones. Esto puede dar lugar a una estadistica deficiente del material (Wildenschild
et al., 2002; Xiong et al., 2016).

1.1.1.7. Resonancia magnética nuclear

La Resonancia Magnética Nuclear (RMN) permite obtener la distribuciéon espacial de un medio
poroso a una escala con mayor resolucion (Bliimich et al., 2009), de alrededor 2 [nm]-1 [pum] (Dong,
2007; Xiong et al., 2016). Callaghan (1993) descubri6 el fenémeno de la difraccion de difusion
cuando el gradiente de la longitud de onda se acerca al tamano de poro caracteristico. Dado que
las moléculas de agua en el material poroso se movian aleatoriamente, Callaghan (1993) exploré la
estructura de los poros. Esto influye en el tiempo de relajacion transversal. Por lo tanto, la RMN
puede proporcionar informaciéon sobre la distribucion del tamano de poros de un medio a través del
tiempo de relajacion transversal. La principal ventaja de la RMN en comparaciéon con los métodos
clasicos es el corto tiempo de medicion. Sin embargo, determinar la distribucion del tamano de los
poros tiene sus inconvenientes. En primer lugar, la presencia de campos magnéticos puede acortar
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los tiempos de relajacion transversal. En segundo lugar, la difusion en gradientes internos puede
afectar la funcion de distribuciéon multimodal del tiempo de relajacion. En tercer lugar, obtener
la distribucién de probabilidad de tamano de poro es un procedimiento de escala, el cual requiere
determinar independiente la area superficial especifica promedio. En cuarto lugar, la consideracion
de la distribucién homogénea de poros y centros paramagnéticos conduce a una sobrestimacion de
los poros mas grandes. Todas estas cuestiones, junto con la necesaria simplificacion de la forma
y geometria de los poros, pueden desviar la distribucion calculada del tamano de los poros de la
real (Callaghan, 1993; Stingaciu y et al., 2010; Xiong et al., 2016).

1.1.2. Reconstruccion estocastica

En la reconstruccion estocéstica se construyen representaciones tridimensionales a partir de
imégenes 2D con alta resolucion (Blunt et al., 2013). Propiedades geométricas como la porosidad
y la funcién de correlacion de dos puntos pueden ser medidos y utilizados para generar la imagen
3D, la cual mantendra la misma informacion estadistica de la muestra original. Esto es una ventaja
en general, ya que provee una variedad mas amplia de medios porosos para ser estudiados. Un
punto clave en este enfoque es identificar adecuadamente los descriptores de la morfologia que
reproduciran la microestructura del medio (Okabe, 2004).

1.1.2.1. Gaussian random fields

Los métodos basados en un campo gaussiano aleatorio truncado (truncated Gaussian random
field) se utilizan por lo regular con las propiedades geométricas del medio original para reconstruir
imagenes 3D. Dentro de estas propiedades geométricas se encuentran la porosidad (también cono-
cida como funcion de correlacion de un punto) y la funcion de correlacion de dos puntos (medicion
de la probabilidad de encontrar dos puntos separados por una cierta distancia dentro de la misma
fase), los cuales son cantidades bésicas para caracterizar las estructuras de poro. En general, la
idea es generar una funcion aleatoria de fase del espacio Z(x), que es igual a cero en la fase solida
y 1 en el espacio de poro. Z(x) debe de satisfacer las funciones de correlacion de uno y dos puntos
de la seccion de la muestra que se esta analizando. Sin embargo, las funciones de correlacion de
uno y dos puntos son insuficientes para reproducir la informacion topolégica del medio (Dong,
2007).

1.1.2.2. Simulated annealing algorithm

El algoritmo de recocido simulado (simulated annealing algorithm) es una técnica de opti-
mizacion, que genera imagenes sujeta a diferentes restricciones estadisticas, y es por lo regular
empleada para generar modelos geologicos a escala de campo. Este método de optimizacion se ha
empleado en en la reconstruccion de medios porosos con descriptores morfologicos (Okabe, 2004).

1.1.2.3. Multiple-point statistics

La estadistica de puntos multiples (Multiple-point statistics) fue propuesta hace méas de diez
anos como una forma de extraer estadistica de imagenes. Esta técnica reproduce la variabilidad
cuando existen condiciones no lineales o conectividades de gran alcance, donde la estadistica
tradicional falla (Al-Kharuzi, 2007).
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1.2. Pruebas de laboratorio

La mayoria de las veces no es posible contar con las herramientas necesarias para lograr la
representacion de la estructura interna de la muestra de roca, tal y como se logra con las técnicas
de imagenes. A partir de ciertas propiedades o pardmetros se puede denotar la naturaleza de la
estructura interna del medio bajo estudio. Por ejemplo, si establecemos que la estructura interna se
conforma por poros y gargantas, donde los poros son cuerpos que se conectan mediante gargantas o
caminos més estrechos, basta con conocer propiedades geométricas y de conectividad de los poros
y gargantas para poder representar e inferir la estructura interna. Las pruebas de laboratorio
permiten deducir algunas propiedades geométricas para caracterizar un medio poroso a través de
principios y fundamentos fisicos. La principal ventaja de estas técnicas es que son més accesibles
que las técnicas de imagenes.

1.2.1. Porosimetria de intrusion de mercurio

Las mediciones de presion capilar por intrusion de mercurio son el método estandar para la
caracterizacion de estructuras porosas. Particularmente la distribucion del tamano de gargantas
alcanza la escala de las micra y hasta la nanométrica (por debajo de 1 [um] y cerca a 3 [nm])
(Anovitz y Cole, 2015). Este método cubre un rango de tamano de poro mas amplio, se basa en
principios fisico-quimicos simples y es mucho més rapido en operacion (Xiong et al., 2016). El
mercurio es considerado el mejor ejemplo de un fluido no mojante. El mercurio no entra en los
poros por accién capilar y solo puede acceder a poros interconectados. El volumen de mercurio
que puede entrar al espacio de poros es limitado por la presion maxima alcanzada durante la
prueba, la cual en varios instrumentos es de 60,000 [psi]. La presion de entrada es inversamente
proporcional al tamano de la garganta invadida (Anovitz y Cole, 2015).

Las aplicaciones de la porosimetria de intrusion de mercurio pueden dividirse en tres amplias
categorias: 1) informacién obtenida empleando s6lo mediciones de masa y volumen -volumen y
densidad del material, volumen intersticial y porosidad-; 2) informacion obtenida de la ecuacion
de Washburn -distribucion de volumen de poro, 4drea de poro y numero de poros-; e (3) informa-
cion obtenida por métodos especiales o multiples (Anovitz y Cole, 2015). Las limitaciones més
importantes de la intrusion de mercurio es que considera que la matriz porosa es representada por
un conjunto de poros cilindricos. En la extracciéon de la distribucion de tamano de poro durante
la intrusion, se considera que todos los poros son igualmente accesibles al mercurio exterior. Esta
consideracion solamente se puede alcanzar si la estructura de poro es representada por un conjunto
de tubos capilares o si la conectividad del medio es muy alta (Xiong et al., 2016).

En un experimento tipico de porosimetria de intrusion de mercurio, se coloca una muestra
limpia en un recipiente, para asi eliminar gases y vapores contaminantes (generalmente agua). En
este proceso, se permite que el mercurio llene el contenedor. Esto crea un sistema que consiste en
un solido, un fluido no mojante (mercurio), y vapor de mercurio. En el siguiente paso, la presion
aumenta a la del ambiente. Esto provoca que el mercurio ingrese a los poros mas grandes en la
muestra, reflejandose como un cambio de volumen. El contenedor se coloca luego en un recipiente
a presion y se conecta a un sistema de presurizacién que permite aumentar la presion del sistema
hasta aproximadamente 60,000 [psi] (414 [kPa]) (un valor méaximo tipico para instrumentos co-
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merciales). Independientemente de la geometria del poro y el modelo utilizado para cuantificarlo,
el volumen forzado de mercurio en el poro (y otros espacios vacios) aumenta a medida que lo hace
la presion. Por lo tanto, al incrementar la presion sobre el mercurio que rodea la muestra porosa,
se producen curvas de presion-volumen unicas. Estas curvas dependen de a) la distribucion del
tamanio de poro, b) el tipo de roca, y c¢) el historial de saturacion (intrusion contra el proceso de
extrusion).

De acuerdo con Ramakrishnan et al. (1998), pueden obtenerse razones de poro/garganta con-
sistentes a partir de la histéresis medida entre las curvas de intrusion y extrusion. La curva de
intrusion esta controlada por las gargantas, mientras que la curva de extrusion estéd controlada
por los tamanos de poro y la conectividad. El comportamiento de histéresis puede atribuirse a
variaciones en el proceso de saturacion, alteraciones debidas a los &ngulos de contacto para avance
y retroceso, y al mercurio atrapado en los poros (Anovitz y Cole, 2015; Ramakrishnan et al., 1998).

1.2.2. Adsorcién de gas

En términos generales, este método conlleva poner en contacto un gas o vapor con un sélido
donde parte del gas se absorbe en el material. Estas son técnicas de fisisorcion (es decir, adsorcion
fisica). En fisisorcion, hay una fuerza débil de Van der Waals entre el adsorbato y el sélido. En
experimentos de adsorciéon a baja presion, el régimen de temperatura-presion esta por debajo del
punto critico del fluido utilizado. Estos experimentos proporcionan informacién valiosa sobre las
propiedades de textura del material poroso, como el area superficial y la estructura de los poros.
Dado que el gas esta por debajo de su punto critico, la condensaciéon capilar es importante en
estos experimentos, lo cual proporciona informacion sobre el tamano de poros. El Ny (a 77 [K]) es
el gas mas cominmente utilizado para la caracterizacion del area superficial y de mesoporos, sin
embargo, también se pueden usar gases como el cripton (a 77 [K]), el argon (a 87 [K]) y el dioxido
de carbono (a 273 [K]).

En la mayoria de las aplicaciones, la cantidad de gas adsorbido se determina usando un méto-
do volumétrico estatico discontinuo. Una muestra desgasificada se expone a N a la temperatura
de N, liquido. La cantidad de gas adsorbido en la superficie sélida se mide en pasos de presién
discreta (p) sobre el rango de presion de equilibrio relativa (p/po) de 0.0075 a 0.995 a temperatura
constante, donde pg es la presion de condensacion a la temperatura del experimento. El experi-
mento aumenta sistematicamente la presion hasta la presién de condensacion (rama de adsorcion)
seguida de la reduccion de presion desde py (rama de desorcion) y los datos se informan como una
isoterma de adsorcion: cantidad de gas adsorbido por masa, expresado como moles o volumen en
em?/g (a condiciones estandar), como una funcion de la presion de equilibrio relativa (p/pg). La
forma de la isoterma y su patrén de histéresis proporcionan informacion ttil sobre el mecanismo de
fisisorcion, las interacciones de solidos y gases, y pueden usarse para predecir cualitativamente los
tipos de poros presentes en el medio. La Union Internacional de Quimica Pura y Aplicada (IUPA,
International Union of Pure and Applied Chemistry) clasifico las isotermas de adsorcion en seis
tipos (Tipo I a VI), junto con cuatro tipos de patrones de histéresis (H1 a H4). Una descripcion de-
tallada de la clasificacion de isotermas IUPAC se presenta en Sing (1985) y Rouquerol et al. (1999).

El comportamiento de la adsorciéon de materiales porosos esté en funcién de sus caracteristicas
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microestructurales, tales como la area superficial, forma de los poros, topologia del medio y el
volumen de poro. La porosimetria de mercurio y la adsorciéon de gas estan determinados por la
tension superficial, fuerzas capilares y de presion. La principal diferencia entre estos métodos es
que en la porosimetria se determinan primero los poros de mayor tamano, mientras que en la
adsorcion de gas se miden primero los poros méas pequenos (Xiong et al., 2016).

La adsorciéon de gas es una de las técnicas mas populares para caracterizar el espacio de poros.
Esta técnica sb6lo determina el volumen de poros accesibles. La ventaja de este método es que
permite evaluar una amplia gama de tamanos de poros, cubriendo esencialmente la micro y la
meso escala (Thommes, 2010). Uno de los inconvenientes de la técnica es que el proceso podria
consumir mucho tiempo, pero el didmetro de poro determinado es de 0.3 a 300 [nm], un rango
que no es completamente cubierto por la porosimetria de mercurio (Xiong et al., 2016).

1.2.3. Saturacion o Imbibicion

En el método de saturacion (o imbibicion), una roca, limpia y seca, es pesada previamente a la
saturacion completa con un fluido mojante. Es comun saturar la roca con una salmuera sintética
de composicion similar a la observada en el yacimiento de interés. Se determina el peso de la
muestra saturada tras remover el exceso de salmuera de la superficie de la muestra. El volumen
total en forma de un cilindro o cubo es obtenido a partir de medias geométricas y empleando un
calibrador. También hay que conocer la densidad del fluido que satura o determinarla pesando un
volumen conocido del fluido. Conociendo esta informacion, es posible cuantificar la porosidad y
la densidad media de la muestra. Una limitacion clave en este método es la dificultad para que el
fluido que imbibe desplace al aire de los poros de tamanos méas pequenos (Anovitz y Cole, 2015).

1.2.4. Flotacion

El método de flotacion es algo similar al de saturacion, ya que se estima el peso de la muestra
“seca” (W) v después se satura con un fluido mojante de densidad conocida ps. Sin embargo,
en este enfoque, la muestra saturada es suspendida en un recipiente que contiene el mismo fluido,
determinando asi el peso en suspension Wy,,. El peso de la charola W, empleada para suspender
la muestra también es requerido, para que asi el peso real de la muestra y de la charola suspendida
en el fluido sea Wy, + W,. Es decir, el peso de la charola se puede contabilizar en el calculo final
de la porosidad ¢:

5 Vs — Vi - Vietal — Wsec_(Wsus;?/cha)“l‘Wchar m
‘/total ‘/;‘,otal .

No se recomiendan los métodos de saturacion y flotacion que emplean la saturacion de fluidos para
la evaluacion de mudstones (arcillas) y carbonatos muy densos debido a sus bajas permeabilidades
(Anovitz y Cole, 2015; Lemmens et al., 2010).

1.2.5. Expansion de gas

Los métodos de expansion de gas que emplan la ley de Boyle, siendo el méas notable la poro-
simetria de helio, son contemplados dentro de las técnicas més precisas para medir la porosidad
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efectiva, en rocas de baja permeabilidad, asi como también de litologias. El helio almacenado en
una celda de referencia es expandido isotérmicamente en una celda de muestreo. Después de la
expansion, se mide la presion de equilibrio resultante. El helio entonces penetra los poros de la
muestra, de modo que, durante este proceso, la presion disminuird a una nueva presion estable.
Utilizando la ley de los gases ideales, se determina el volumen y a su vez la porosidad (Anovitz y
Cole, 2015).
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Capitulo

Enfoques de estudio para flujo y transporte a
escala de poro

La modelacion a escala de poro (micrometros hasta milimetros) proporciona un mecanismo
para definir, y potencialmente parametrizar, procesos macroscopicos de una manera que se expli-
que adecuadamente la naturaleza de los procesos y la influencia de la estructura del medio poroso.
Las simulaciones a escala de poro se pueden usar para caracterizar propiedades macroscopicas
de un medio poroso, como permeabilidad absoluta o dispersividad, simulando el flujo de fluido y
el transporte en una muestra. También, estos enfoques poseen un gran potencial para la simula-
cion de fendomenos dinamicos que dependen de la solucion de flujos cercanos a la superficie. Las
simulaciones a escala de poro deben tener suficiente precision de calculo en los espacios de poro
discretizados, asi como considerar una muestra de estudio suficientemente grande. Estos dos requi-
sitos representan una compensacion en términos de recursos computacionales (Maier y Bernard,

2010).

2.1. Meétodo de lattice Boltzmann

El método de lattice Boltzmann (LBM por sus siglas en inglés) es uno de varios métodos basa-
dos en particulas. Las particulas, que representan las fases fluidas, se rastrean a través del dominio
computacional (Yang et al., 2013). Es posible permitir que estas particulas tengan propiedades
promedio, como presion y densidad; el comportamiento promedio puede considerarse para aproxi-
mar la ecuacion de Navier-Stokes gobernante (Blunt et al., 2013). Las particulas efectivas pueden
representar diferentes fases e interactuar entre ellas con una tension interfacial equivalente. La
principal desventaja del LBM es la eficiencia computacional, incluso con una implementaciéon en
paralelo. Debido a estas caracteristicas, el método de lattice Boltzmann ofrece un enfoque pro-
metedor para investigar fenémenos a escala de poro que involucran flujo reactivo y transporte de
solutos en medios porosos. El método es capaz de capturar campos de velocidad y gradientes de
concentracion dentro de poros y gargantas. Como consecuencia, el LBM se puede utilizar para
validar la formulacion en la macroescala (continuo), donde la informacion sobre la heterogeneidad
a escala de poro se pierde (Kang et al., 2007).

El método de lattice Boltzmann recupera el comportamiento de Navier-Stokes en un limite de

11
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Mach bajo, que es un régimen comun en el flujo a escala de poro, y mediante un algoritmo nu-
mérico comparativamente simple, aunque no necesariamente menos complejo que un solucionador
de flujo de Stokes explicito (Maier y Bernard, 2010). Esta simplicidad tiene tanto que ver con el
uso de una malla regular y un paso de tiempo explicito, como con cualquier simplicidad intrinseca
de las ecuaciones gobernantes. Las afirmaciones sobre una paralelizacion computacional excepcio-
nal tienen que ver mas con la facilidad de la implementacion en arquitecturas paralelizables que
con cualquier propiedad especial del LBM. De hecho, el método posee un alto grado de referen-
cia a memoria, lo que no favorece a una eficiencia alta en la paralelizacion (Maier y Bernard, 2010).

El método de lattice Boltzmann es un método de segundo orden de precision para flujo total, o
interior, lejos de las fronteras, similar a lo que se puede esperar de una implementacion estandar de
diferencias finitas para las ecuaciones de Navier-Stokes (Reider y Sterling, 1995). En aplicaciones
para el flujo a escala de poro, las técnicas de frontera adquieren una importancia particular, ya
que pueden mejorar o reducir la precision del método de lattice Boltzmann.

2.2. Hidrodinadmica de particulas suavizadas

El método de hidrodinamica de particulas suavizadas (SPH por sus siglas en inglés) es un mé-
todo basado en particulas que es completamente lagrangiano y se caracteriza por no emplear una
malla de simulacién. En el método SPH, un dominio computacional se discretiza con un conjunto
de puntos, y se usa un esquema de discretizacion sin malla para discretizar los campos escalares
y/o vectoriales en términos de sus valores en estos puntos. De acuerdo con estas caracteristicas, el
SPH hace posible mover los puntos con la velocidad del fluido, incluso si el campo de velocidad es
altamente no uniforme. Debido a esto, el SPH se puede usar facilmente para resolver ecuaciones
diferenciales parciales en un marco lagrangiano, lo cual tiene una serie de beneficios para resolver
las ecuaciones de Navier-Stokes y de adveccion-difusion (Tartakovsky et al., 2016). En contraste
con el método LB, el SPH resuelve directamente las formas discretizadas de las ecuaciones di-
ferenciales parciales que describen el flujo de fluidos y otras dindmicas en medios porosos (Yang
et al., 2013).

El método SPH, al ser un método totalmente lagrangiano, no sufre de efectos de dispersion
numérica y no necesita esquemas complejos en el seguimiento de la interfase y de su dinamica.
En un sistema de coordenadas lagrangiano, la ausencia del término de inercia no lineal en la
ecuacion de conservacion de momento simplifica su solucién. Para un campo de velocidad dado,
la adveccion se trata exactamente, es decir, no hay dispersion numérica debido a la discretizacion
del término advectivo en la ecuacion de adveccion-difusion. En el método SPH, cada punto de
discretizacion tiene un valor de masa y densidad asociados, y puede considerarse como el cen-
tro de una particula de fluido. De lo anterior, el esquema de discretizacion reduce las ecuaciones
de Navier-Stokes a un sistema de ecuaciones diferenciales ordinarias para dinamica de particulas
newtonianas (Tartakovsky et al., 2016). Ademés, debido a su isomorfismo con la dindmica mole-
cular, con el SPH se puede estudiar el comportamiento de la mojabilidad dindmica con relativa
facilidad. Tradicionalmente, en este método se imponen condiciones de frontera periddicas para
la presion y la velocidad del fluido, y el flujo es impulsado por fuerzas de gravedad. En general,
el flujo bifasico no es periodico y las condiciones de frontera periddicas no pueden emplearse para
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describir el fendmeno con precision (Bandara et al., 2013).

El método SPH fue desarrollado originalmente para modelar flujos compresibles en el contexto
de la astrofisica (Monaghan, 2005). En un modelo SPH para flujos compresibles, la densidad de la
particula (niimero de puntos de discretizacion por unidad de area) cambia autométicamente con la
densidad del fluido. El método SPH también es adecuado para modelar flujo multifasico a medida
que la interfase entre los fluidos se mueve con las particulas, sin necesidad de utilizar esquemas
complejos de seguimiento frontal (front tracking schemes). Por ejemplo, el método SPH se ha
utilizado ampliamente para modelar las ondas de rompimiento (Antuono et al., 2010) y la dinamica
de las capas de hielo (Pan et al., 2013). Cuando se aplica al flujo y transporte subsuperficial, el
método SPH se ha empleado para modelar flujos insaturados y multifasicos, transporte reactivo,
precipitaciéon mineral y crecimiento de biomasa. Una revision detallada del método SPH y varias
aplicaciones se pueden encontrar en Monaghan (2005, 2012).

2.3. Dinamica computacional de fluidos

El enfoque de dinamica computacional de fluidos (CFD por sis siglas en inglés, alternativa-
mente denominado simulacion numeérica directa o DNS) es similar al SPH en que resuelve formas
discretizadas de las ecuaciones diferenciales parciales, pero difiere en que lo hace en una malla
asignada (volumen finito, elemento finito o diferencias finitas). Los métodos de CFD se han apli-
cado ampliamente a una serie de problemas de flujo de fluidos, y se usan de forma rutinaria en
el disenio de aeronaves, automéviles, turbinas y otros sistemas de ingenieria. Su aplicacion a la
modelacion de flujo a escala de poro es conceptualmente sencilla, pero requiere del desarrollo de
mallas complejas para representar geometrias de poros irregulares (Yang et al., 2013).

En el enfoque de CFD convencional, para aplicaciones a medios porosos, un dominio fisico
prescrito con interfase fluido-solido existente se mapea en un dominio computacional, el cual luego
se discretiza mediante una malla. Esto se puede convertir en una tarea dificil si se trabajan con
cientos o miles de poros de formas irregulares (Liou y Kim, 2008). La discretizacion del medio
poroso se obtiene por técnicas de imagenes, siendo la microtomografia computarizada la mas
comun.

2.4. Modelo de red de poros

Los modelos de red de poros (PNM por sus siglas en inglés) aproximan la geometria del espacio
poroso a través de poros y gargantas. En principio los poros son definidos como los espacios de la
roca que son conectados por caminos mas estrechos llamados gargantas (Blunt et al., 2013). A los
poros y gargantas se les asignan propiedades como volumen, radio inscrito y factor de forma. Este
método conserva la topologia del medio, pero no representa los detalles reales de la geometria in-
trinseca como los otros enfoques. Debido a que las ecuaciones diferenciales parciales para el modelo
de red de poros se reduce a un conjunto de ecuaciones algebraicas para el flujo en cada elemento
de la red, el PNM es el enfoque menos demandante desde un punto de vista computacional, por
lo que se ha aplicado con éxito en un amplio rango de problemas (Yang et al., 2013).
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El pionero en la modelacion con redes de poros fue Fatt (1956) al estudiar la importancia de
las fuerzas capilares en procesos de flujo de fluidos (Fatt, 1956). Demostré que con el empleo de
redes con geometrias simples, tal y como lo hizo con su modelo de tubos capilares, es posible
modelar propiedades dinamicas de flujo y establecer una relaciéon con los tamanos de los capilares
(Fatt, 1956; Lenormand y Boris, 1980; Silin y Patzek, 2009). Una caracteristica del modelo de Fatt
(1956), y que aun prevalece en la mayoria de los trabajos recientes, es el de considerar al modelo
como una red de resistores para la solucion de los modelos matemaéticos de flujo y transporte.

Dado el desarrollo computacional, los trabajos de las décadas siguientes se enfocaron en siste-
mas bidimensionales (redes 2D). Lenormand y Boris (1980) consideraron redes conformadas por
ductos con intersecciones rectangulares, caracteristica que les permitié estudiar el comportamiento
de diferentes mecanismos de desplazamiento entre dos fluidos. Una cuestionante que se abordo,
pero que aun prevalece, es la de describir el avance de un fluido en un medio y relacionar es-
te evento con cualidades propias del sistema. Para estas condiciones, Lenormand et al. (1983) y
Chandler et al. (1982) incorporaron conceptos de la teoria de percolacion, la cual toma en cuenta
discriminantes que rigen la ruta de los fluidos en procesos de desplazamiento inmiscible (procesos
de drene primario e imbibicion) (Berkowitz y Ewing, 1998; Broadbent y Hammersley, 1957; Dias
y Wilkinson, 1986; Hunt y Ewing, 2009).

En la década de los noventa, los temas que emergieron en el a&mbito de redes de poros fueron:
1) la estructura de poro y el papel de las correlaciones espaciales; 2) la influencia de diferentes
mecanismos de imbibiciéon y el papel de la pelicula de la fase mojante; 3) procesos de desplaza-
miento miscibles; 4) sistemas de flujo trifasico; y 5) la identificacion de estructuras porosas (Celia
y Reeves, 1995).

Después de haber obtenido fuertes bases en la descripcion los principales procesos que dominan al
flujo y transporte, surgi6 la tarea de optimizar los respectivos modelos numéricos, y con ello la im-
plementacion computacional. Propuestas posteriores, como la de Aker et al. (1998), involucraban
modelar la dinamica del flujo en procesos de drene, a través de calculos para la evolucion en tiempo
de la presion. Esto permitio considerar fuerzas capilares y viscosas en los fenémenos sin aumentar,
en términos de rendimiento de cémputo, la complejidad de la simulacion. Este mismo interés se
aplico en la discretizacion del medio poroso; sin embargo, al depender los modelos mateméaticos
de la geometria de los elementos y la topologia de la red, la solucién de éstos se puede tornar
méas compleja si la geometria/topologia es mas detallada (Larson et al., 1981; Sahimi y Tsotsis,
1985). La evolucion de la discretizacion fue de lo mas simple a lo mas complejo; de un conjunto de
capilares a formas regulares, las que a su vez pasarian a ser irregulares. El objetivo principal radicé
en una representacion lo més cercana posible al medio poroso real. Las investigaciones iniciales
que contemplaban estas caracteristicas asignaban valores geométricos a cada elemento de la red a
partir de distribuciones obtenidas de estudios estadisticos, pero, manteniendo topologias regulares
(Ioannidis y Chatzis, 1993).

Un gran avance en la discretizaciéon del medio poroso consistio en el desarrollo de métodos de
reconstruccion de muestras de rocas, para después extrar redes con topologias irregulares. Esta
vertiente de redes permitieron estudiar el cambio de mojabilidad en procesos de drene primario
e inyeccion de agua, y asi formular relaciones entre la estructura de poro, la mojabilidad y la
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presion capilar (Blunt et al., 2002; Oren et al., 1998). Man y Jing (2000) presentaron un modelo
de red de poros tridimensional para la prediccion de propiedades petrofisicas de yacimientos de
hidrocarburos (presion capilar, resistividad eléctrica, exponente de cementaciéon y permeabilidad
absoluta). Incorporaron atributos geométricos de los poros en su modelo, para simular la distri-
bucién de fluido y la conductividad eléctrica bajo el control de la presiéon capilar y alteraciones de
mojabilidad (Man y Jing, 2000).

En afios recientes, Silin y Patzek (2009) propusieron una técnica para la extraccion de redes a
partir de imégenes de alta resolucion, denominada maximal ball, para poder albergar el método
numérico de compresibilidad artificial. Las curvas de permeabilidades relativas que obtuvieron
fueron muy cercanas a las realizadas en laboratorios (Silin y Patzek, 2009). Posteriormente, Dong
y Blunt (2009) presentan una modificacion a este método; desarrollaron un algoritmo eficiente
para la extraccion de redes de poros a partir microtomografia computarizada. Con este algoritmo
se pueden establecer pequenas gargantas de poro, atn cuando la resolucién de la imagen es baja
(Dong y Blunt, 2009).

En la actualidad, los modelos de red de poros contemplan varios campos de estudio, tales como
geoestadistica, técnicas de imagen, modelacion matematica, entre otras; los cuales coadyuvan en la
representacion de los fenémenos deseados (Blunt et al., 2013, 2002). La aplicacion de los modelos
de red de poros en otras areas de estudio son: secuestramiento de CO, (Kim y Santamarina,
2015), produccion de gas en hidratos de metano (Jang y Santamarina, 2014; Mahabadi y Jang,
2014; Mahabadi et al., 2016a), migracion de burbujas de gas durante la inyeccion de agua (Zhao
y loannidis, 2011), curvas de retenciéon de agua (Dai y Santamarina, 2013; Kang et al., 2016;
Mahabadi et al., 2016b), procesos de secamiento de medios porosos (Yiotis et al., 2001), y baterias
de membrana de polimero electrolitico (Aghighi y Gostick, 2017; Gostick et al., 2006, 2007; Tranter
et al., 2018).
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Capitulo

Modelo de red de poros

Un modelo de red de poros es un enfoque a escala de poro que permite el estudio de las fuerzas
capilares y de la mojabilidad sobre pardmetros de flujo y transporte. El modelo 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 mas estrechos llamados gargantas
(Blunt et al., 2013). Posteriormente, se establecen conceptos y modelos fisico-matematicos para
el estudio de diferentes fenomenos que impliquen la interaccion de una o mas fases (solidos o
fluidos), principalmente. Por ejemplo, los poros y gargantas tienen tamafos del orden de micras
(1 x 107%[m)), pero estableciendo el fenémeno de flujo en una gran cantidad de estos elementos de
red (generalmente de cientos a decenas de miles de elementos, que abarcan desde algunos milime-
tros hasta varios centimetros), se pueden determinar propiedades macroscopicas de flujo del medio
poroso, tales como la permeabilidad absoluta, la permeabilidad relativa, propiedades eléctricas, la
presion capilar, entre otras.

En el enfoque de redes de poros, las simulaciones de los procesos fisicos dependen tanto de la
geometria como de la conectividad del medio. La capacidad y alcance de un modelo de red de poros,
para describir un fenémeno deseado, dependen principalmente de las propiedades geométricas y
fisicas que le sean asignadas; entre més complejas sea la geometria y la conectividad, serd mejor
la representacion del medio poroso. Sin embargo, la complejidad del modelo de red de poros
complicara los modelos mateméticos, numéricos y computacionales del fenémeno. Por lo cual, en
todo momento se debe de buscar una proporciéon entre éstos elementos.

3.1. Construccién de una red de poros

Las técnicas experimentales para la caracterizacion del espacio poroso conllevan diferentes li-
mitaciones en la construccion de redes de poros representativas, las cuales son relacionadas con la
escala de resolucion. La necesidad de realizar un escalamiento a partir de la imagenes disponibles
conlleva a la construccion de redes estadisticamente representativas. Esto requiere del analisis de
la imagen con el fin de obtener distribuciones de probabilidad del tamano de poro/garganta y de
la conectividad entre los elementos. Sin embargo, si la informaciéon proviene de pruebas de labo-
ratorio (como la porosimetria de intrusion de mercurio y la adsorcion de gas, donde no todas las
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caracteristicas de espacio de poro estan disponibles), el enfoque de construccion de red considera
una conectividad regular.

En gran medida, el éxito de los modelos de red de poros depende de la forma en que representan
el espacio de poro real en términos de sus caracteristicas geométricas y topologicas. Existen tres
formas de construir un modelo de red de poros (Xiong et al., 2016). El primer método es crear
una red estadisticamente equivalente a partir de las distribuciones de parametros que describen la
morfologia del medio. En el segundo enfoque se extrae una estructura de red directamente de la
informacion que caracteriza estructuralmente al medio (generalmente se emplean iméagenes de alta
resolucion). La diferencia fundamental entre los dos métodos es que el mapeo directo proporciona
una correspondencia espacial uno-a-uno entre la estructura del medio poroso y la estructura de red
equivalente, mientras que la red del primer método es equivalente s6lo en un sentido estadistico
(Xiong et al., 2016). El ultimo método, el enfoque grain-based, se basa fuertemente en morfologia
matemaética. Esta teoria involucra el analisis, tratamiento y generacion de las estructuras geomé-
tricas. Por lo cual, las redes del tipo grain-based estan fuertemente ligadas a imagenes en alta
resolucion, las cuales son capaces de capturar la estructura porosa de un medio.

3.1.1. Reconstruccion estadistica

Por lo regular, las imagenes 2D estan disponibles rutinariamente en alta resolucién. Reconstruc-
ciones 3D se pueden obtener a partir de métodos estadisticos y de la informaciéon proporcionada
por las secciones 2D. Por ejemplo, los métodos basados en un campo aleatorio gaussiano truncado
se usan a menudo junto con propiedades geométricas del medio original para reconstruir imagenes
3D. Estas propiedades geométricas incluyen la porosidad, también llamada funciéon de correlacion
de un punto, y la funcién de correlacion de dos puntos que mide la probabilidad de encontrar dos
puntos separados por una cierta distancia dentro de la misma fase.

Las correlaciones de uno y dos puntos son insuficientes para replicar adecuadamente la topolo-
gia del medio. Avances subsecuentes incorporan otros descriptores como la funcién de correlacion
de dos puntos y la distribucion de la trayectoria lineal (Yeong y Torquato, 1998a,b), la distri-
bucién de porosidad local y la probabilidad de percolacion local (Hilfer, 1991), y la longitud de
cuerda (la longitud en el vacio entre dos voxeles sélidos con una direccion dada) (Levitz, 1998;
Roberts y Torquato, 1999). La combinacion de las funciones de correlacion de uno y dos puntos
con estos descriptores geométricos mejoran la reconstruccion de la conectividad y las predicciones
de propiedades macroscopicas, como la permeabilidad absoluta (Xiong et al., 2016).

Los enfoques antes mencionados atn no son capaces de reproducir la conectividad de largo
alcance del medio original. Para superar esta condicién se han propuestos enfoques estocasticos y
estadisticos de puntos multiples (Okabe y Blunt, 2004; Yeong y Torquato, 1998a,b).

3.1.2. Enfoques grain-based

Las técnicas grain-based también son conocidas como técnicas basadas en reconstrucciones
o based reconstructions. En general, los enfoques grain-based identifican, a través de la teoria
de morfologia matematica, las categorias que constituyen a un medio poroso. Principalmente,
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éstas son la matriz solida y el espacio vacio (porosidad). Ademés, los conceptos de morfologia
matemaética permiten delimitar y representar el espacio vacio mediante objetos regulares, esto con
el fin de reducir el célculo computacional. Este enfoque tiene la ventaja de poder simular procesos
relacionados con la diagénesis del medio. En general, con los enfoques grain-based se obtienen
la representacion 3D del espacio vacio de un medio (porosidad). Posteriormente, se identifica y
extrae la red que sustenta a las estructuras de poros y gargantas. Con los enfoques grain-based se
conservan matematicamente la topologia del espacio poroso; sin embargo, es dificil identificar los
poros y gargantas sin ambigiiedades (Xiong et al., 2016).

3.1.3. Mapeo directo

El mapeo directo es un enfoque basado en imagenes de alta resoluciéon. El mapeo directo de una
muestra real producira una red irregular. Dichas redes irregulares permiten validar suposiciones
fisicas para simulaciones de flujo. Dado que las simulaciones de flujo y transporte directas en la
imagen reconstruida del espacio poroso es computacionalmente demandante, se extrae un esqueleto
de la imagen tridimensional que transmite la informaciéon geométrica y topologica esencial en
forma condensada. Los siguientes enfoques se han utilizado para construir modelos de redes de
poro irregulares, con base en iméagenes 3D.

= Algoritmos de teselacién Delaunay: esta técnica se emplea cuando el medio del que hay que
extraer una red es un empaque de esferas (Bryant et al., 1993). Con la teselacion, los poros y
gargantas se definen por los vacios formados entre las superficies de cuatro esferas contiguas.
El conocer las coordenadas de la esferas permite el calculo de las propiedades geométricas de
poros y gargantas, tales como area y volumen. Las redes tipo Delaunay poseen un ntmero
méximo de coordinacion igual a cuatro.

s Algoritmo medial azis: la red extraida corresponde a los ejes medios que se extienden a lo
largo del centro geométrico del espacio vacio interconectado. Debido a que los ejes medios re-
corren todo el espacio vacio, comparten la conectividad del medio y por lo tanto su topologia
(Bagudu, 2015).

s Algoritmo maximal ball: esta técnica establece las esferas de mayor tamano que pueden
existir en el medio poroso. Estas son centradas en cada voxel y son consideradas como las
esferas mas grandes posibles que no invaden la region soélida del medio. Las esferas poseen
centroides que definen el esqueleto de la estructura porosa, y por ende a la red. A pesar de la
meticulosidad del algoritmo, no se han observado redes extraidas para estructuras geologicas
con poros altamente angulares (Okabe, 2004).

3.1.4. Redes de poros regulares

Las redes de poros irregulares son especificas de una muestra y por lo comin no son estadis-
ticamente representativos del dominio macroscépico. La construccion directa de una red irregular
es imposible sin la presencia de las técnicas actuales de imagenes. Debido a esto, se pueden plan-
tear redes de conectividad (topologia) regular que permitan capturar la estadistica perteneciente
a una serie de imagenes. La mayoria de las veces, una red regular esta conformada por tubos
interconectados, generalmente con secciones transversales cilindricas. Por lo general, una red con
reticula regular se describe a través dos parametros: su ntmero de coordinacion (el numero de
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elementos que se retinen en un punto comun, una medida de conectividad) y una distribucion de
tamano de poro y garganta. Si bien las simulaciones realizadas en redes asi idealizadas pueden
ofrecer informacioén importante sobre la naturaleza de los fenémenos, a priori, es evidente que no
caracterizan adecuadamente la complejidad de los medios porosos reales en términos de geometria
y topologia. Sin embargo, se puede establecer una red equivalente a un medio real al ajustar la
distribucion de probabilidad del ntimero de coordinaciéon de la red, tras eliminar ciertos poros de
la red (Bagudu, 2015).

3.2. Elementos que constituyen a un modelo de red de poros

En general, las partes fundamentales de los modelos de red de poros son la estructura o
discretizacion del medio y los modelos de fenémenos fisicos acordes a la escala de estudio. El primer
elemento es conocido comiinmente como geometria del modelo de red de poros, el cual consiste en
expresar la conectividad del medio y la de representar geométricamente los poros y gargantas. El
segundo elemento, no son mas que las expresiones matemaéticas que describen el comportamiento
de procesos fisicos a través del medio poroso, tomando en cuenta la geometria del modelo de red
de poros. El 6ptimo acoplamiento de estos elementos permitira realizar estimaciones admisibles de
los fendbmenos bajo estudio. En el presente trabajo, se descomponen los dos elementos principales
de un modelo de red de poros para tener un mejor entendimiento del modelo en general (véase
Tabla 3.1). Los elementos que se producen son: (i) red, (ii) geometria, (i) fases, (iv) fisica a
escala de poro, y (v) métodos. De esta forma, en un modelo de red de poros la red expresa la
conectividad del medio poroso y sustenta los poros y gargantas. Estos tultimos, por lo general, son
idealizados por geometrias regulares. La geometria en conjunto con ecuaciones constitutivas, que
caracterizan las fases deseadas, conforman la fisica a escala de poro. Esta es empleada por los
métodos del modelo para describir os fenémenos bajo estudio (véase Figura 3.1). Es importante
notar que, la extension y capacidad de estos cinco elementos mejorara el alcance del modelo de
red de poros, de ahi la importancia que existan lineas de estudio para cada uno de ellos.

(a) Red y geometria (b) Fisica a escala de poro.

Figura 3.1: Elementos que constituyen a un modelo de red de poros. (a) En un modelo de red de poros la red (rojo)
expresa la conectividad del medio poroso. Ademés, la red sustenta los poros y gargantas, los cuales son idealizados
por geometrias regulares. (b) De acuerdo con la geometria asignada a poros y gargantas, se establece la fisica a
escala de poro adecuada para describir el comportamiento del fenémeno bajo estudio. En esta imagen, los poros
son representados por circulos, mientras que la garganta conectora por un rectangulo.
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Tabla 3.1: Elementos que constituyen un modelo de red de poros

Geometria del modelo de red de poros Modelos
.. e Fases
e Red — conectividad .
e Geometria de poros argantas — forma o Fisica a escala de poro
p y 8arg e Métodos

3.2.1. Red

Una red es el conjunto de sitios o nodos localizados en el espacio, los cuales se pueden entre-
lazar mediante conectores o enlaces (Raoof et al., 2013). En esta abstraccion, se consideran tres
principios: el primero, dos nodos pueden comunicarse solamente por un enlace en sus extremos;
el segundo, un enlace siempre se conecta a dos nodos, es decir, no existen enlaces aislados o co-
nectados a un solo nodo; por tltimo, no existen nodos aislados. Estos aspectos se muestran en la
Figura 3.2. La red es el elemento del modelo que denota la conectividad del medio, sustenta la
geometria del modelo y funge como malla de simulacion.

Nodo 2 Nodo 1 Nodo 2
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Nodo 2
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a) b) a) b)
(a) Relacion nodo-conector 1. (b) Relacion nodo-conector 2.
Nodo 2
X
O
[
Nodo 1 Nodo 3

v

(c¢) Relacion nodo-conector 3.

Figura 3.2: Relacion nodo-conector en una red. Red en la que los nodos son representados por tridngulos y los
conectores por lineas azules. (a) Para establecer la conexiéon entre dos nodos, solo se podra hacer mediante un solo
conector. (b) Los conectores siempre deberan unirse a dos nodos o sitios. (¢) Nodos aislados o no comunicados con
otros entes, seran eliminados de la red.

Las condiciones y caracteristicas de conectividad entre nodos y enlaces ofrecen un patréon
representativo de la red. El patron de la red define a su vez la similitud con la cual se representa
al medio poroso; pero, también es factor clave para la resolucion de los modelos matematicos del
sistema. Las dos principales formas de clasificar las redes de los modelos de red de poros son
como regulares e irregulares. Las redes regulares se caracterizan por tener un patrén definido y
que se repite a lo largo de toda la red, ejemplos de estas redes tenemos las cubicas, triangulares,
hexagonales, entre otras. En las redes irregulares el patréon es indefinido, tales como las tipo
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Delaunay. De acuerdo con la naturaleza de los medios porosos, las redes irregulares son las que
garantizan una mejor recreacion del medio; sin embargo, las redes regulares bajo ciertas reglas de
conectividad pueden realizar la misma funcion.

a b c

Figura 3.3: Principales redes consideradas en un modelo de red de poros.

La conectividad entre nodos y enlaces esta descrita por el nimero de coordinacion z, el cual
describe el nimero de enlaces conectados a un nodo. Para la mayoria de las redes regulares, el ni-
mero de coordinacién es un valor entero; mientras que, para irregulares es un ntmero fraccionario.
Por ejemplo, si el niimero de coordinacién para una red es de z = 8, significa que un nodo tendra 8
enlaces y por ende estaré conectado con 8 nodos diferentes. Esto tltimo se visualiza en la imagen
(a) de la Figura 3.4. El namero de coordinacion es la principal propiedad repercusiva de la red
sobre el modelo de red de poros, ya que denota los “caminos” formados en el medio (Arns et al.,
2004). Por ultimo, la dimensién N de una red regular describe el nimero de poros en cada uno
de los ejes coordenados del marco de referencia. Por ejemplo, la Figura 3.4, imagen (b), presenta
una red con dimension N; = 3, N; = 3,y N, = 3; esta rede posee un total de 27 poros.

4

NN

(a) (b)

1

Figura 3.4: (a) Ejemplo de una red con z = 8, donde los nodos o sitios son representados por esferas y los conectores
por lineas azules. El poro ubicado en el centro de la red (color verde), se conecta con 8 entes distintos. (b) Red con
dimension N; = 3, N; = 3y Ny = 3.
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3.2.2. Geometria

Una ventaja de los modelos de red de poros es la de
tomar en cuenta la geometria de los medios porosos en
los fenomenos fisicos. Para ello, se emplean entes geomé-
tricos localizados en la red del modelo de red de poros.
En medios porosos, los nodos sustentan elementos geo-
métricos que representan a los cuerpos de poro; mientras
que, en los enlaces existen elementos que representan a
Figura 3.5: Red de un medio poroso. Una red las gargantas de poro. De esta forma, se discretiza el espa-
de poros asigna nodos a los “cuerpos de poro” y €10 poroso de un medio, cuya semejanza con la del medio
enlaces a las “gargantas de poro” de una roca. real dependera de la complejidad geométrica de los poros

y gargantas. Estos elementos pueden tener tanto formas
regulares como irregulares, siendo las primeras quienes ofrecen una facilidad para describir el
comportamiento de los procesos fisicos; pero, las formas irregulares permiten ampliar el campo de
estudio sobre factores que en escalas mayores son despreciables. Por ejemplo, supongamos que un
sistema poro-garganta-poro es representado por esferas y cilindros, y se desea el estudio de des-
plazamiento de una fase fluida por otra. Para estas condiciones existen leyes fisicas que describen
el fendbmeno en las geometrias regulares asignadas. Si la representacion del sistema poro-garganta-
poro pasa a conformarse por elementos irregulares, las leyes fisicas del fenémeno deben tomar
ciertas modificaciones para regir sobre el nuevo dominio. Aunque la redefiniciéon de leyes pueda
complicarse, la ventaja que ofrecen los entes irregulares es la de contemplar factores inherentes a
la escala de estudio; por ejemplo, la angularidad del medio.

La seleccion de elementos regulares o irregulares depende del enfoque y alcance de estudio que
tendra el modelo de red de poros. Independientemente del tipo de elementos seleccionados para la
representacion de los poros y gargantas, debe existir una amplia descripcion geométrica de ellos,
siendo las principales propiedades aquellas que la naturaleza del fendmeno demande.

5
o

c) d)

bR oo e
e % AR G

Figura 3.6: Principales geometrias regulares para la representaciéon de poros y gargantas.
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Las técnica de imagenes es una linea de investigacion que ofrece la reconstrucciéon tridimensio-
nal del espacio poroso de una muestra. Esta técnica discretiza a los poros y gargantas con figuras
totalmente amorfas; como lo son en la naturaleza. Una vez obtenida la estructura interna de la
muestra, existen métodos que permiten ajustar y extraer una red y geometria distintivas de la
muestra. Sin embargo, una alternativa para evitar esta operacion consiste en un analisis estadis-

tico de las propiedades geométricas y asi ajustar distribuciones, la cuales posteriormente pueden
generar valores con un comportamiento similar al de la muestra.
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Las propiedades geométricas que habitualmente se reportan son:

» Area: medida de la superficie del elemento.

s Perimetro: longitud del contorno en un corte seccional.

= Didmetro inscrito: didmetro de una maxima esfera contenida en el elemento.

s Vértices: punto que denota la uniéon de los lados.

» Longitud: mayor dimensién lineal en un corte longitudinal.

» Angulos internos: angulos formados por la unién de dos o mas lados.

= Volumen: extension en el espacio.

= Interseccion: seccion transversal que denota la unién entre el poro y la garganta.

Poro

Garganta
& Garganta

.z |
Seccidn de cruce I
I
rectangular D

Seccidn de cruce
triangular

Figura 3.7: Intersecciéon poro-garganta.

La red y la geometria de un modelo de red de poros representan la conectividad y la estructura
interna del medio poroso, respectivamente. Aunque se decida generar estos elementos a partir de
reconstruccion de imégenes o recreaciones basadas en distribuciones, la conectividad y la estructura
son particulares a la muestra bajo estudio. Sin embargo, la muestra, la cual se encuentra a escala
de poro, no es representativa de todo el medio. Por tanto, se recomiendan incorporar técnicas
estocésticas para producir vertientes de red y geometria, y asi generar una gama de modelos
referentes a una sola muestra.

3.2.3. Fases

Las fases que se consideren en la red de poros, las cuales estan relacionadas con el fenémeno
bajo estudio, deben de ser caracterizadas fisica y quimicamente. Para esto, se pueden emplear
la informacion de pruebas experimentales, ecuaciones constitutivas y/o correlaciones. El modelo
puede considerar tanto fases fluidas como sélidas; por consiguiente, el modelo de red de poros
puede simular procesos en una fase y varias fases. Las propiedades que se recomiendan establecer
son, entre otras, las siguientes:

s Densidad
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Viscosidad
Tension superficial

Conductividad térmica

Conductividad eléctrica

Presion de vapor
Masa molar

3.2.4. Fisica a escala de poro

Para establecer el comportamiento de las fases a escala de poro, se debe combinar la geometria
de poros y gargantas con definiciones, leyes y ecuaciones fisicas de las fases; de esta forma, se
describen expresiones apropiadas para el modelo de red de poros. A esto ultimo, se le conoce como
fisica a escala de poro.

3.2.5. Métodos

Es la parte matemética del modelo de red de poros, en la que a partir de la fisica a escala de
poro vy las consideraciones generales del modelo, se establecen expresiones que denotan la natura-
leza de los fenémenos deseados. Los fendmenos de interés para este trabajo son flujo, transporte
y desplazamiento inmiscible, por lo que se derivan las ecuaciones que constituyen el modelo ma-
tematico para cada caso. De la misma manera se denotan las expresiones que permiten obtener
las propiedades efectivas de flujo y desplazamiento inmiscible.

En general, esta vertiente, descrita en la Figura 3.8, para identificar los elementos de una red
de poros permite tener una mejor comprension del enfoque. Ademas, el tener un mejor control de
cada elemento ayudara a delinear y abordar adecuadamente el fenémeno de interés. No obstante,
cada uno de los elementos puede requerir disciplinas o areas de estudio particulares para la mejora
del enfoque.

3.3. Modelos de red de poros cuasi-estaticas

Estos modelos consideran que el desplazamiento multifasico a nivel de poro estd gobernado
solo por la presion capilar. Las fuerzas viscosas y gravitacionales no son consideradas, a veces
por razones fisicamente congruentes, como la simulacién de desplazamiento paulatino a través de
una red con extensién espacial limitada, que generalmente ocupa un volumen de unos mm?. El
desplazamiento inmiscible de un fluido por otro tiene lugar en una serie de etapas discretas de
equilibrio, donde la presion de la fase invasora se incrementa sucesivamente mientras se mantiene
constante la de la fase defensora.

Los modelos cuasi-estaticos son, hasta el momento, el enfoque mas utilizado para estudiar
eventos a nivel de poro y se han implementado en cada clase de redes, ya sea en redes extraidas,
reconstruidas o construidas a partir de una reticula regular. Su independencia de una tasa de
invasion ha llevado a describir modelos cuasi-estaticos como el de percolaciéon de invasion, un
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Modelos de Red de Poros

Geometria + Modelos
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Figura 3.8: Elementos de una red de poros. En general, los elementos clave de los modelos de red de poros son la
estructura del medio y el conjunto de ecuaciones que describen los fenémenos a escala de poro. En este trabajo,
estos elementos principales se descomponen en: (i) red, (ii) geometria, (iii) fases, (iv) fisica a escala de poro, y (v)
métodos. Los nuevos elementos permiten obtener una mejor comprension general del fenémeno.

término usado para todas las clases de modelos de red basados en la teoria de percolacion (Bagudu,
2015; Lenormand y Boris, 1980).

3.4. Modelos de red de poros dinAmicas

En muchas situaciones de flujo multifasico, la consideracion de fuerzas viscosas insignificantes
se vuelve inadecuada para describir el desplazamiento de la interfaz fluido-fluido. Por lo tanto, se
han desarrollado modelos de redes dinamicas para tomar en cuenta la contribucion de la presion
viscosa local al flujo multifasico. Un parametro comtinmente utilizado para medir el impacto po-
tencial de las fuerzas viscosas es el nimero capilar (C, = qu/0), el cual refleja la relacion entre
las fuerzas viscosas y capilares.

Para un proceso de desplazamiento con un nimero capilar finito (C, > 1 x 1077), la determi-
nacion de la posicion de la interfaz implica la solucion a problemas que involucran: (1) calcular el
campo de presion viscosa considerando la conservacion del flujo en el centro de cada poro, y (2) la
evaluacion de la conductividad y la posicion de la interfaz en cada poro o garganta para la caida
de presion (Bagudu, 2015).



Capitulo

Modelo de flujo y transporte para el enfoque de
red de 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 4.1 presenta
un esquema de la conexién de poros mediante gargantas en un modelo de red de poros.

Figura 4.1: Esquema de poros (rojo) interconectados por gargantas (azul).

A continuacién se presentan los principales modelos que abordan flujo y transporte para el
enfoque de modelos de red de poros.

Acharya(2004)

En este modelo el ensamble poro-garganta-poro se discretiza como una arquitectura convergente-
divergente. El modelo asume que en los poros se presentan mezclas perfectas e ignoran la con-
tribucion de la difusion molecular (D,,) al transporte, ya que se considera que la adveccion es

27
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dominante. Simulaciones de seguimiento de particulas en la red de poros mostraron que esta con-
sideracion es apropiada para ntimeros de Peclet entre 10 y 10%. Por lo tanto, la ecuacion del modelo
para un poro dado es:

Jc
VPUE +V. (QC) =0 (4.1)

Donde t es tiempo, Vpy es el volumen de poro, ¢ es la concentracion volumen promedio de soluto
en el poro. El simbolo ¢ expresa el vector de flujo a través de las gargantas (Acharya, 2004).

Li(2007)

Este modelo fue empleado en el estudio de concentraciones promedio, un anélogo matemético
del campo de concentraciones promedio, para determinar las velocidades de reacciéon de minerales
en medios porosos heterogéneos. Dentro de cada poro, el cambio de masa de las especies quimicas se
describe mediante ecuaciones de balance de masa, las cuales se desarrollan siguiendo la formulacién
sisteméatica de Lichtner (Li et al., 2007; Lichtner, 1985). Las ecuaciones del balance de masa
describen las tasas de cambio de masa debidas a la adveccion, la difusion entre los poros adyacentes
y las reacciones. La forma general del modelo es:

N N N
dCZ' Cj — G

Donde V; es el volumen del poro i, ¢ es la concentraciéon del componente, j es el indice de los poros
conectados al poro ¢, D, ;; es el coeficiente de difusion efectiva entre los poros ¢y j, A es el area de
la seccion transversal de la garganta que conecta a los poros ¢ y j, [ es la longitud de la garganta
conectora, y g denota el término de reaccion (Li et al., 2007).

Raoof(2011)

El objetivo de este modelo es mejorar la comprension y obtener relaciones cuantitativas entre
los parametros de adsorcion a escala Darcy y los parametros de flujo y adsorcion a escala de poro.
El transporte a través de la red se modela mediante ecuaciones de balance de masa para cada
poro y garganta. La adsorciéon de solutos en las paredes de los poros se desprecia, mientras que
la adsorcion de solutos en las paredes de las gargantas se modela con una expresion lineal y bajo
estado en equilibrio. Para un poro dado, el balance de masa es:

N.
dc m
V;d_tl = Z%’jcz‘j — Qi¢; (4.3)
7j=1
Donde c¢; es la concentracién de masa promedio en el poro i, ¢;; es la concentracion de masa
promedio en la garganta ij, (); es el flujo total de agua que sale del poro i, V; es el volumen del

poro i, y N;, son todas las gargantas que fluyen hacia el poro i. Dado que el flujo total de agua
que entra al poro es igual al flujo que sale, tenemos:

N
Qi = Z dij (4.4)
j=1
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La ecuacion de transporte para una garganta dada ij es:

dCi]’

g

= |gijc;| — |aisleiz — Vigkatt,ijcis + Vijkaetijsis (4.5)
Donde V;; es el volumen de la garganta ¢j y ¢;; expresa el flujo volumétrico dentro de la garganta,

k es el coeficiente de adsorcion (att) y desorcion (det), y s es la concentracion promedio de solutos
adsorbidos (Raoof, 2011).

Raoof(2014)

En una extension al modelo de Raoof (2011), esta nueva version estudia los cambios de ta-
manos de poros y gargantas debidos a reacciones quimicas, lo cual resulta en perturbaciones en
la porosidad y la permeabilidad absoluta. Las reacciones consideradas son referentes al estudio
de almacenamiento de didxido de carbono. El transporte de solutos a través de la red de poros
se describe para procesos de adveccion y de difusion. El modelo considera cada poro y garganta
como un volumen de control. Para el poro i, el balance de masa para el k-ésimo componente es:

N; 2
dey.i % - Chyij — Chyi
Vi e ; QijChij — QiCri + ; DOAijT — Ry, (4.6)

Donde V;, Q; y ¢; son el volumen, flujo volumétrico y concentracioén de soluto en el poro i, respec-
tivamente. Dy es el coeficiente de difusion molecular y A;; es la seccién transversal del tubo 4.
N, es el nimero de gargantas que aportan flujo hacia el poro i, y z; es el total de gargantas co-
nectadas al poro i. El primer término del lado derecho de la ecuacion representa el flujo mésico en
el poro 7. El segundo término expresa la cantidad de materia que sale del poro 7. El tercer término
muestra el flujo difusivo entre el poro i y todas las gargantas conectadas a él. El daltimo término,
R, representa el cambio de concentraciéon debido a la reacciéon de ¢ con otros componentes dentro
del poro 1.

De la misma manera, el balance de masa para el k-ésimo componente en la garganta 7, teniendo
en cuenta que del poro j proviene la direccion del flujo (aguas arriba -upstream-), es:

dC]m‘j

Ck.j — Chiij
‘/z'jT = QijCkj — QijCij + DoAiy——=

Ckyi — Chkj
Y Dre—

+ DoA — Ry (4.7)

Donde V};, ¢;; v ci; son el volumen, flujo volumétrico y concentraciéon de soluto en la garganta
ij, respectivamente. Iy ;; representa el cambio de concentracion debido a las reacciones con otros
componentes dentro de la garganta (Raoof et al., 2014).

Mehmani(2015)

El desarrollo de este modelo sigue el método de celda mixta (mized-cell method, MCM), en
el cual los balances de soluto se escriben para cada poro de la red. En este método, se considera
que las gargantas no poseen volumen y el soluto dentro de los poros se encuentra en una mezcla



30 Capitulo 4. Modelo de flujo y transporte para el enfoque de red de poros

perfecta; es decir, un valor de concentracién tnico es asignado a cada poro. Las tasas de flujo de
soluto dentro de las gargantas se obtienen como la suma algebraica de un término de advecciéon y
un término de difusion linealmente variable. Esencialmente, el MCM puede considerarse como un
método volumen finito de bajo orden para una malla no estructurada; es decir, la red de poros.
La ventaja del MCM es que es muy eficiente computacionalmente y altamente adaptable a varios
escenarios de transporte.

Sea el poro i, se tiene:

dC' N,q<0 N,g>0 N AC--
Vi dt =1 toe j=1 hes j=1 DEAU lij - R(CZ) (4.8)

Donde c¢; es la concentracion en el poro 7, V; es el volumen de poro. ¢;;, A;; y l;; son la tasa de
flujo, el area de la seccion transversal y la longitud de la garganta ij, respectivamente. R(c;) es el
término de reacciéon y N el nimero de poros en la red. Las desigualdades ¢ < 0 y ¢ > 0 expresan
la direcciéon del flujo en el poro 7; en el primer escenario el flujo sale del poro, mientras que en el
segundo el flujo entra al poro i a partir de sus poros vecinos j (Mehmani y Balhoff, 2015).

Tansey(2016)

Este modelo fue empleado para estudiar la disoluciéon de la matriz debido a transporte reactivo.
El proceso de disolucién se simula en cinco pasos. (1) El campo de presiéon para poros (y por lo
tanto las tasas de flujo en las gargantas) se calcula para toda la red al imponer un balance de masa
en cada poro. (2) Utilizando el campo de flujo obtenido, las especies pueden avanzar por adveccion
y difusion. (3) El consumo de especies debido a reacciones de superficie se modela a través de un
coeficiente de transferencia de masa propuesto. (4) Se calcula el volumen de grano disuelto para
cada poro en funcién de una relacion estequiométrica de la reaccion. Los poros crecen, asumiendo
una geometria estatica, y las conductividades de la garganta se vuelven a calcular. (5) Finalmente,
un criterio de union/convergencia de poros determina si el crecimiento de los poros garantiza la
representacion de dos poros como un solo nodo.

Para los efectos de transporte de especies entre poros, se considera que la concentracion en
cada poro es uniforme (mezcla perfecta) y se refiere como el método de celda mixta (mized-cell
method, MCM). Esta consideracion se emplea regularmente en modelos de transporte reactivo.

En el poro i, se tiene:
dey & Acy;
L E LT § o
V; di = p DGAZ] lz‘j i qi;Ci (49)

Donde V; es el volumen del poro i, ¢; es la concentracion en el poro i, D, es la difusividad efectiva,
A;j es el area de seccion transversal de la garganta conectora ij, y ;; es la longitud de garganta
(Tansey y Balhoff, 2016).
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Xiong(2016)

Este modelo implica el desacoplamiento de la adsorciéon y el transporte en dos procesos separa-
dos mediante el uso de parametros asociados con cada proceso. Primero, el problema de difusion
se resuelve para obtener el campo de concentraciéon y flujo. La expresion para transporte a través
de la garganta que conecta a los poros 7 y j es:

J (4.10)

Donde Vj;, lij, Aij ¥ gi; es el volumen, la longitud, el area de la seccién transversal y el flujo volu-
métrico de la garganta ¢j, respectivamente. Finalmente, ¢; es la concentracion en el poro ¢, ¢;; es la
concentracion la garganta ¢j, y D;; es el coeficiente de difusion de la garganta ij. Posteriormente,
una isoterma de adsorcién, que se asume que pertenece a una clase de funciones parametrizadas
(Langmuir, Freundlich, Henry, etc.) con pocos parametros de ajuste, se usa para describir la ad-
sorcion de especies en las paredes de los poros y gargantas. De esta forma, la adsorciéon modifica
las geometrias y tamanos de los elementos de la red (Xiong et al., 2016).

La ventaja que trae consigo el enfoque de red de poros sobre el problema de flujo y transporte
es que el modelo se reduce a un sistema de ecuaciones del tipo Az = b, que por lo regular tiene un
grado de libertad igual al total de poros en la red. El alcance del presente trabajo requiere evaluar
el impacto de la salinidad sobre propiedades efectivas que dependen de los caminos conectores; es
decir, de las gargantas. Por lo cual, se requiere un modelo de flujo y transporte que involucre a
los poros y gargantas de la red. Debido a esto, acorde a la revision de la literatura, se desarrollara
un modelo de flujo y transporte del tipo Raoof (2011) y Raoof et al. (2014).

4.1. Modelo conceptual

En este trabajo, se establece un modelo general de flujo y transporte en medios porosos para
el enfoque de modelos de red poros.

4.1.1. Hipoétesis generales sobre el medio poroso

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

= Una fase es una region del espacio en el que todas sus propiedades fisicas son uniformes.

= Una fase se mueve con su propia velocidad.

= Una componente es una sustancia disuelta en la fase.

= Las componentes se mueven con la velocidad de la fase en que estan disueltas.

= El material s6lido o fase solida que conforma al medio poroso se le denomina matriz sélida.
» La porosidad del medio es constante.

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

» Pueden coexistir hasta dos fases fluidas dentro del medio.

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

4.1.2. 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 esta conectado).

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

= En la red, dos nodos pueden comunicarse solamente por un enlace en sus extremos, un enlace
siempre se conecta a dos nodos y no existen nodos aislados.

» Los nodos sustentan a los poros, mientras que los enlaces a las gargantas.
= La red discretiza la topologia del medio poroso.
= La red puede ser tanto de estructura regular como irregular.

= La conectividad entre nodos y enlaces esta descrita por el niumero de coordinaciéon z, el cual
describe el nimero de enlaces conectados a un nodo.

= Los poros y gargantas se discretizan mediante cuerpos geométricos.

= Para caracterizar los tamanos de poro y garganta, se necesita definir propiedades del cuerpo
geométrico seleccionado, tal que mantengan una estrecha relacion con las propiedades de los
poros y gargantas originales.

= La red y la geometria de poros y gargantas, en principio, son invariantes. Sin embargo,
algunas propiedades de topologia y geometria, bajo ciertos procesos y condiciones, pueden
considerarse transitorias.

4.1.3. Hipotesis generales para flujo

= Kl flujo a través de la red es bajo condiciones saturadas.
s Kl flujo es de tipo laminar, uniforme, 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 presién entre dos fronteras
opuestas de la red.

= Las fronteras restantes y paralelas a la direccion del flujo son consideradas como fronteras
de no flujo.

= Kl flujo volumétrico, ¢, a través de una garganta dada, se describe por la ecuaciéon de Hagen-
Poiseuille.

s Para el flujo incompresible en estado estacionario, la suma del flujo volumétrico de las
gargantas conectadas a un poro debe ser cero.

= Para la estimaciéon de permeabilidad absoluta de la red, se emplea la ley de Darcy.
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4.1.4. 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.

= Se realiza un balance de masa del componente para cada elemento de la red.

= Los efectos de adveccion, difusion y de reacciéon se consideran tanto en poros como en gar-
gantas.

» La difusiéon es molecular.

= 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).

= Kl transporte no afecta al flujo de fluidos.

4.2. Modelo de flujo

El célculo de flujo a través del Modelo de Red de Poros considera la relacién de Hagen-Poiseuille:

7rtAp
8ul

q= (4.11)

Donde r es el radio y [ la longitud de un conducto, p es la viscosidad del fluido y p presion. De
esta expresion, se define la conductancia hidréulica x de un fluido como:

wrd

- 4.12
"= S (4.12)

Realizando un balance de masa para cada poro en la red, se tiene

S gy =0 (113

J=1

Donde g;; es el flujo entre los poros i y j.

Sustituyendo la relacion Hagen-Poiseuille en el balance de masa:
> kil —pj) =0 (4.14)
j=1

Donde &;; es la conductancia hidraulica total de flujo que conecta a los poros ¢ y j. Esta expresion
denota el modelo de flujo tipo Stokes para un modelo de red de poros.

La conductancia hidraulica total es calculada como la conductancia hidraulica a través de la
mitad del poro i, la garganta conectora, y la mitad del poro j. La conductancia hidraulica de
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cada elemento es calculada empleando la Ecuacion 4.12. La conductancia hidraulica total para
el ensamble poro-garganta-poro se obtiene considerando la teoria de resistores, para resistores en
serie:

1
2
Donde R es la resistencia eléctrica. Para conductancia hidraulica se tiene:

1 1 1 1
= 4+ -+ — (4.16)
Rij 2:‘%@' K¢ 2lij

1
R =Rz + R + Ry (4.15)

4.2.0.1. Permeabilidad absoluta

Esta propiedad describe la capacidad de un medio poroso para permitir el flujo de una fase
fluida a través de él, cuando es saturado completamente por la fase. La permeabilidad absoluta
para el modelo de red de poros se obtiene mediante la Ley de Darcy.

pQL

K —
A(pinlet - poutlet)

(4.17)

Donde () es el gasto total de la fase a través de la red, A es el area de la seccion transversal de
la red, L en la longitud del modelo en la direccion del flujo, p la viscosidad del fluido, piue es la
presion en la entrada vy pousuer la presion en la salida.

Considerando el modelo de flujo para un modelo de red de poros (Ecuacion 4.14), obtenemos:

ii(pi — s L
A(p'inlet - poutlet)

Los subindices 7 y 7 son los poros del modelo de red de poros. La sumatoria es sobre el ntimero
total de poros n en la red.

4.3. Modelo de transporte

A continuacion se formula las ecuaciones de flujo y transporte para un modelo de red de poros.
Las ecuaciones desarrolladas consideran el método sistemético para la formulaciéon de modelos de
sistemas continuos. En este desarrollo, la masa del componente contenido en un sistema poroso,
constituido por la matriz sélida y el fluido, esta definida como

Mi(t) = /B el e (4.19)

Donde M.,(t) es la masa del componente y ¢ es la concentracion del componente. De esta ex-
presion se tiene que la propiedad extensiva es M.(t) y que la propiedad intensiva asociada es

bz, t) = ez, t).

La ecuacion de balance global para la masa del componente es

dM.(t
®_ / ge(z, t)dz + / 7(z,t) - n(z,t)dz + / gs(z, t)dz (4.20)
dt B(t) SB(t) )




4.3. Modelo de transporte 35

Donde g.(z,t) es lo que se genera o se destruye de la componente en el interior de B(t), 7(z,t)
es lo que entra o sale a través de la frontera de cuerpo 0B(t), y gs(z,t) es lo que se genera o se
destruye en el interior del cuerpo X(t). Ademas, n(z,t) es el vector normal unitario en 6 B(t) que
apunta hacia el exterior del cuerpo B(t).

Cuando el sistema no presenta discontinuidades (), la ecuacion de balance global es

dM.(t
®) _ / gola, ) + / r(2,1) - n(z, t)dz (4.21)
dt B(t) 5B()

Counsiderando el teorema de Gauss se obtiene:

M
dt B(t) B
O de otra forma M1
o) _ [95(z,t) + V- 7(z,1)] dz (4.23)
dt B(t)

Debido a que la propiedad extensiva E(t) = M.(t) es la integral de la propiedad intensiva asociada

Y(x,t) = c, se tiene:
dM.(t) de .
a /B(t) [(% tV (Cﬁ)} dx (4.24)

Esta expresion no considera discontinuidades de salto X(t). Si se resta la Ecuacion 4.24 y la
Ecuacion 4.23, resulta:

[ G4 ]d- [ a0+ vzl =0 (4.25)
B LOt B(®)
O de otra forma:
Oc
/ {— + V- (cw) = gelz,t) = V-7(z,t)| dz =0 (4.26)

Al aplicar el lema de duBois-Reymond, se obtiene:

%+V~(cy):gc+v-z (4.27)

La Ecuacion 4.27 es la ecuacion de balance local de la propiedad intensiva ¥ (z,t) = c. En
esta expresion, el término de adveccion, asociado al movimiento del fluido, es cuantificado por la
velocidad de las particulas macroscopicas v. El término de difusion, asociado al movimiento de las
particulas microscopicas, es cuantificado por 7. Por ultimo, g. representa las fuentes de masa de
componente.

Considerando que el término 7 se modela por la ley de Fick, 7 = D - V¢, se obtiene:

%+V-(cy):gc+v~(2-Vc) (4.28)
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Donde D es el tensor de dispersion hidrodinamica. Tomando en cuenta que para cada poro y gar-
ganta la concentracion es un valor promedio, es decir, dentro de un poro/garganta, la concentracion
no depende de su posicion.

ct)y=e(t) = %/Bc(g, t)dx (4.29)

Por lo cual,la Ecuacion 4.28 adopta la siguiente forma:

d
d—i +V-(ew) =g+ V- (D-Ve) (4.30)

Las condiciones inicial y de frontera para esta expresion estan dadas por:
c(z,t0) = co (4.31)

clinlet,t > to) = Cintet
de
=0
dx

= loutlet, t>tg

Donde inlet y oulet expresan las fronteras de entrada y salida, respectivamente. La variable t
representa el tiempo inicial.

4.3.1. Modelo de transporte para poros
Al ser los poros elementos de volumen de control B, integrando la Ecuacion 4.30 resulta:
/ —dw +/ V- (ev)dz = / gcd§+/ V- (Q . Vc) dx (4.32)
Bp Bp T
Aplicando el teorema de Gauss, se obtiene:
/ —d:c - / (cv) - ndz = / gedz + / (Q . Vc) -ndx (4.33)
By B,
Ya que ¢ no depende de su posicién dentro del poro, se tiene:
/ —dx—i—c/ V-ﬂdg:/ gcdg—i-/ (Q~Vc)-ﬂdg (4.34)
P BP 6BP o
Donde n es el vector normal a dB,. Dado que el flujo ) se expresa como:
Q= [ v-ndz (4.35)
5B,

Ademaés, se considera que el término de flujo total ) dentro del poro es igual al flujo que entra y
sale por las fronteras del poro es decir:

Q = Qoutlet - Qinlet (436)
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Sustituyendo Ecuacion 4.35 y Ecuacion 4.36 en Ecuacion 4.34, y tras realizar la integral en su
forma discreta, el lado izquierdo de Ecuacion 4.34 es:

dc de; i -
/B %dl +c /53 V- Edg — V;E + Z Qoutletcoutlet - Z Qinletcinlet (437)
P P jer; JEI;

Donde z; es el total de gargantas que estéan conectadas al poro i (nimero de coordinacion) e I;
son los indices de los poros conectados al poro 7 a través de una garganta 5. El término Qe Cinger
representa el transporte de la componente disuelta en la fase fluida que entra por la frontera del
poro. Este término se puede determinar como el producto del flujo volumétrico que aporta cada
garganta conectada al poro y la concentracion de componente dentro de la garganta, es decir:

2 QintetCintet = ZZ ijCij (4.38)

Jel; J€I;

Asi mismo, el término QuserCouticr TEPresenta el flujo y la concentracion a la salida del poro. La
concentracion a la salida del poro es la misma que la concentraciéon que existe dentro de este
elemento (¢;). Dado que el flujo de la fase fluida que entra en un poro es igual al flujo que sale,

>
Qout = Zjleli qij, tenemos:
zZ; 23
§ Qoutletcoutlet - E qi;Ci (439)
JEL; JEL;

Para el lado derecho de Ecuacion 4.34, considerando que el gradiente de concentracion es lineal,

uniforme y se modela como Ve = %, se tiene que:
/ gedz + / (D-Ve) -ndz =Y D.A; G % g (4.40)
By 5B, jel; lij

Donde el término R; representa las reacciones dentro del poro y es un término volumétrico. En
este trabajo no se abordan los efectos de reaccién-adsorciéon en los poros; es decir, se establece
que R; = 0. De esta manera, la ecuaciéon que modela transporte de una componente dentro de un
poro dado i es:

de; = = - Cij — G .
Vi Z%‘jci - qucw - Z D.A;; le-j Viell,N] (4.41)

En esta expresion, V; es el volumen del poro, ¢; es la concentracion de la componente dentro del
poro 7, g;; es el flujo volumétrico a lo largo de la garganta ¢j, y c¢;; es la concentracion de la
componente dentro de la garganta. El término D, es la difusividad efectiva, A;; y [;; son el area de
la seccion transversal y la longitud de la garganta ij, respectivamente. El niimero 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 ij.
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4.3.2. Modelo de transporte para gargantas

La formulacion del modelo de transporte para gargantas es similar al de los poros; se consideran
procesos advectivos y difusivos para gargantas. Teniendo en cuenta que una garganta es un volumen
de control B; e integrando Ecuacion 4.30 resulta:

—dx + V- (ev)dz = / gedz + V- (2 . Vc) dz (4.42)
Bt Bt

Bt Bt

Aplicando el teorema de Gauss, se obtiene:

—d$+ / (cy) - ndz = / gedz + / (D Ve) - ndz (4.43)
Bt t Bt 6Bt -

Dentro de las gargantas la concentracion ¢ no depende de su posicion, por lo que obtenemos:

—da:—l—c/ y-@c@:/ gcdz+/ (Q-Vc) -ndx (4.44)
By 5B By §By

De forma anéloga a los poros, la ecuacion de transporte para gargantas toma en cuenta la Fcuacion
4.35 y Ecuacion 4.36. Ademas, se consideran que el gradiente de concentracion es lineal, uniforme
y se modela como V¢ = %. Dado que una garganta s6lo puede conectarse a dos poros, un poro en
cada uno de sus extremos, la discretizacion de la integracion de Ecuacion 4.44 para una garganta
dada 77 es:

5% 4 R, (4.45)

dc;; —

Sy ZJ

Vij + Qoutletcoutlet - leetclnlet D A + D A’Lj I
ij

Yot lw

En esta expresion se considera que el flujo que entra por la garganta es igual al flujo volumétrico
que sale del poro j, el cual esta conectado a la garganta. Este término se puede calcular como:

QintetCintet = ¢ijCi + Gi5C; (4.46)

El flujo a la salida de la garganta se puede estimar como el flujo a través de la garganta por la
concentracion de la componente dentro de la misma garganta, es decir:

Qoutletcoutlet = QQijCij (447)

Al igual que con poros, no se considera el término de reaccién en gargantas (R;; = 0). Por lo
tanto, la ecuacion de transporte dentro de la garganta ij es:

C; — cz'j

+ DAL e[l N] (4.48)

dci;
V + qU & + qu Cj QQijCij = DeAij l
]

S lij
Donde Vj; es el volumen de la garganta, c;; es la concentracion de la componente dentro de la
garganta ij, ¢;; es el fluyjo volumétrico a lo largo de la garganta, y c; es la concentracion de la
componente dentro del poro j. El término D, es la difusividad efectiva, A;; y [;; son el area de la
seccion transversal y la longitud de la garganta 77, respectivamente. El total de poros en lared es V.
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La Ecuacion 4.41 y la Ecuacion 4.48 conforman el modelo matematico de transporte en un
modelo de red de poros. Las condiciones inicial y de frontera para este modelo estan dado por:

c(I,tg) = ¢ (4.49)

C<Iinlet7t > tO) = Cinlet
d£ Loutlet t>t0

Donde I son los indices de los poros y gargantas de la red. [;er € Iouuer son los indices de los

poros que conforman las fronteras de entrada y salida, respectivamente. La variable t; representa

el tiempo inicial.

4.4. Modelo numérico

El enfoque de red de poros conduce al modelo de flujo y transporte a un sistema de ecuaciones
diferenciales totales. En la soluciéon numérica, la aproximacion de las derivada temporal es de
primer orden, bajo una discretizacion en diferencias finitas hacia atras. Debido a esto resulta un
esquema totalmente implicito en el tiempo.

¢ -1
de ¢ —¢

= 4.50
dt At ( )
La ecuacién de transporte dentro de un poro
dc; = & & Cij — G :
‘/ZE = Z qijc,-j — Z Qijci + Z DeAij lij y \V/ 1€ []., N] (451)
Jjel; jel; J€l;
Puede discretizarse como:
dodt ¢ o dd
V;Tt = Z qijcﬁj — Z qijcf‘ + Z DeAijjlf (452)
J€l; JEL; JEIL; K
Despejando el término cﬁ’l, obtenemos:
At & At & At & e —c
Cz_l = CE — V Z qijcfj + V Z qijcf — 7 Z DeAij ]l~ (453)
b jern b jern b jer K
O de otra forma:
_ At | & * i e —d
CE 1 = CE — 7 Z qijcﬁj — Z qijcf + Z DeAz'j jl~ (454)
* Ljen JEI; JEI; K

De la misma manera, la discretizaciéon numérica de la ecuaciéon de transporte para una garganta

es:
Cg.—cl?,_l c’?—ct. ct.—ct.
‘/ijjA—tU - Qijcl; + QijC§~ — 2ql-jcfj + DeAij ! Y + DeAij% (455)
]
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Despejando el término cﬁj_l:

At At At At ct—c. At ct —ct.
1 7 ) 7,
ng = ng - W%‘jcg - EQ@;‘CE + EQ%J'C% — EDeAij—u J fDeA A - J (4.56)

O de otra forma:

— At C?—Cf- ct.—cg.
ij 1 = ng — V_ (]Z‘ng + qijcz» — 2(]1‘]‘65]- + DeAij l J + DeAij% (457)
7, ] )
Las condiciones inicial y de frontera para el modelo numérico son:
C; = Cp, Vi € Ipa t= to (458)

Cij = Co, VZ] S It, t= to

Ci = Cinlet VZ € Iinlet7 t Z tO
24 t t
S, >t
l )
. ij
]EIout
Donde, I, e I; expresan los indices de poros y gargantas, respectivamente. Ademas, Iiniet € Loytiet

son los indices de todos los poros que se encuentran en la frontera de entrada y salida, respectiva-
mente.

La combinacion de la FEcuacion 4.54 y la Ecuacion 4.57 conduce a un sistema de ecuaciones
lineales de la forma Az = b. El nimero de variables desconocidas es igual a N, + N; (N, es niimero
de gargantas y N, es el nimero de poros). Para la precision del esquema numérico, el minimo
intervalo de tiempo esta determinado por el tiempo minimo de residencia en una garganta:

At = min {[V};] [q;] } = min {T};} (4.59)

Donde T;; expresa el tiempo que el fluido reside en la garganta ij. A determinados pasos de
simulacion, se promedian las concentraciones de los poros que pertenecen al plano normal a la
direccion de la simulacion. Para el promediado de las concentraciones, se emplea el flujo dentro
de cada poro como factor de peso (Raoof, 2011).

[Zﬁvz) ci(, t)Qz] 1
3T Q

Donde, c;per €s la concentracion de soluto en la frontera de entrada y N es el naimero de poros
ubicados en el centro del plano normal a la direcciéon de la simulacion.

&z, t) = (4.60)

Cinlet

4.5. Modelo computacional

El modelo de flujo y transporte (Ecuacion 4.41 y Ecuacion 4.48) fue implementado en Open-
PNM 1.8. OpenPNM es un framework de coédigo libre para la modelaciéon de redes de poros,
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codificado en Python (Gostick et al., 2016). Este software esta diseniado para ser totalmente inde-
pendiente de la topologia y la dimensionalidad de la red mediante el uso de la teoria de grafos, la
cual estudia las propiedades de conexion de un conjunto de nodos y enlaces (formalmente conocido
como grafo). Ademas, OpenPNM esta disenado para ser personalizado; es decir, los usuarios pue-
den 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).

De esta manera, la implementacién del modelo de flujo y transporte se acopld con algoritmos
y métodos propios de OpenPNM 1.8, lo cual facilité y mejord el alcance del presente desarrollo.
La implementacion fue bajo el paradigma de orientacion de objetos. Este trabajo se realizoé en
un equipo personal con sistema operativo Ubuntu de arquitectura de 64 bits y 4 GB de memoria

RAM.

4.6. Validacion del modelo

Van Genuchten y Alves (1982) presentan un conjunto de soluciones analiticas para la ecuacion
de transporte convectivo/dispersivo de soluto en una dimension. En medios porosos, bajo ciertas
condiciones, este problema es conocido como inyeccién de un escalén:

R= =D —V— (4.61)

Sujeto a las condiciones inicial y de frontera:

c(x,0) = ¢ (4.62)
Ciny O<t< tiny
c(0,t) =
0 t> tiny
Oc(L,t)
or 0

Donde c es la concentracion del soluto, ¢;,,, es el tiempo de inyeccién de la concentracion ¢, ¢y es
la concentracion inicial, y L es la longitud del dominio. La soluciéon semi-analitica de la Ecuacion
4.61 es:

co + (Ciny — co)A(z, 1) 0 <t <tiny
c(z,t) = (4.63)
co + (Ciny — Co)A(, 1) — Cing AT, 1)t > iy
Donde ) . Bmx vx v2t B2, Dt
Brsin (%3%) exp |35 — 357 — Fir
Al t) =1— — (4.64)
m=1 [ﬁm + (%) + @}
Siendo que S, son las raices positivas de la siguiente ecuaciéon
L
By c0t(B) + 5 =0 (4.65)

2D



42 Capitulo 4. Modelo de flujo y transporte para el enfoque de red de poros

4.6.1. Datos empleados en la validacién

Una red de poros de dimension 10x1x1 (unidimensional) es considerada en la validacion. Asi
mismo, se idealiza la inyeccion de agua a través de la red bajo tres diferentes pasos de tiempo:
At = 1, 0.1, y 0.01 [s]. Esto es con el fin de observar el impacto que tiene la seleccién de At
sobre los resultados. En general, se establecen condiciones ideales para la validacion. La Tabla 4.1
resume las propiedades empleadas.

Tabla 4.1: Datos empleados en la validacion.

Propiedad Valor Unidad
Concentracion inicial ¢ 0 ppm
Concentracion de inyeccion ciny 200 ppm
Longitud del dominio L 1E-03 m
Tiempo de inyeccion ¢;,,, 500/50/5 s
Tiempo final ¢f 1000/100/10 s
Paso de tiempo At 1/0.1/0.01 s
Velocidad de inyeccion v 1.38E-04 m/s
Coeficiente de difusion D 2.06E-08 m?/s
Coeficiente de adsorcion R 1

4.6.2. Resultados

Para comparar los resultados obtenidos, se grafica el valor de concentracion en la frontera de
salida en funcién del tiempo. En la Figura 4.2 se puede apreciar la comparacion de la simulacion
numérica y la solucion semi-analitica para diferentes pasos de tiempo -(a) 1, (b) 0.1, y (c¢) 0.01
segundos-.

Concentracién en la frontera de salida Concentracién en la frontera de salida Concentracién en la frontera de salida

200 *  Modelo * Modelo *  Modelo
4 vanGenuchten1982 175 ¢ vanGenuchten1982 4 vanGenuchten1982
175 40
150

Concentracién [ppm]

25 25
0 i 0

0 200 400 600 800 1000 0 20 40 60 80 100 0 2 4 6 8 10
Tiempo [s] Tiempo [s] Tiempo [s]

(a) At=1s (b) At =0.1s (¢) At =0.01s

Figura 4.2: Comparaciéon de las soluciones semi-analitica y computacional del problema inyeccion de un escalon
para diferentes pasos de tiempo At.

Al disminuir el paso de tiempo, la solucion del modelo propuesto se acerca atun més al valor
de la solucion semi-analitica. No obstante, en la Figura 4.2 se observa que cuando At = 0.01 [s]
las graficas comienzan a separarse en t — 10 [s]. Ademés, en este mismo escenario, (c¢) de la
Figura 4.2, no se aprecia el cambio tipo escalon ¢, (0,t > t;,,) = 0; es decir, que las curvas
comiencen a bajar después de t;,, = 5 [s]. Esto es debido a que durante el tiempo de simulacion
(tsim = 10 [s]) los efectos advectivos y difusivos no logran acarrear por completo el soluto presente
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en la frontera de salida, y asi obtener valores de concentracion igual a cero. En los tres casos para
paso de tiempo At, es calculado el error entre la simulacion numeérica y la soluciéon semi-analitica
mediante la Ecuacion 4.66, Ecuacion 4.67, Ecuacion 4.68, y Ecuacion 4.69. En la Tabla 4.2 se
reportan los valores méximos de cada tipo de error calculado. De este analisis, se concluye que el
modelo es validado, dado que se pueden obtener valores aproximados a los resultados obtenidos por
la solucion semi-analitica. Ademas, 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.

Tabla 4.2: Error [ %] de la comparacion de la solucion semi-analitica y la computacional.

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

1 12 812 1 3
0.1 ) 7 2 8
0.01 7 228 3 17

Error absoluto

errorgs = [u™ — UYY| (4.66)
Error Relativo | o)
u™ — v
erToT e = w (4.67)
Error absoluto medio
1 n
= — m_ [Jv9 4.68
error - ; |u; il ( )
Error cuadratico medio
1 & )
= — mo_ Y9 4.69
error " ZZ:; (u; ) ( )

Donde, u™ es el valor generado por la implementacion de flujo y transporte, U es el valor
calculado mediante la soluciéon semi-analitica de Van Genuchten, y n es el nimero de valores.
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Capitulo

Inyeccion de agua de baja salinidad

La inyeccion de agua de baja salinidad es un método de recuperaciéon mejorada de petroéleo,
también conocida como inyeccion inteligente de agua (smartflooding o smart water), el cual esta
retomando un gran auge en la industria debido a los resultados prometedores. El creciente in-
terés en esta técnica radica en la mejora del barrido de petréleo, mediante la inyecciéon de agua
con concentraciones de sal menores a la del agua de formacién. Una consideracion general es que
la inyeccion de agua de baja salinidad o LSWF (Low Salinity Waterflooding), con concentracio-
nes menores a 4000 ppm, cambia la mojabilidad del yacimiento a una mojabilidad mas mojable
por agua (Fredriksen et al., 2016). En esta técnica se busca alterar el estado ionico del agua de
inyeccion, a través de la modificacion quimica del agua. En estudios con areniscas existe la al-
teracion de la mojabilidad de las arcillas; hay un cambio a un estado preferentemente mojado
por agua. Durante LSWF, la alteraciéon de la mojabilidad es generalmente detectada mediante
cambios indirectos en las curvas de permeabilidad relativa y de presion capilar. Por su parte, en
el caso de carbonatos los mecanismos y efectos predominantes de este método no han sido com-
pletamente establecidos. A continuacién, son presentados algunos conceptos que rigen al proceso
LSWEF, tanto para yacimientos de areniscas como de carbonatos. También, son mencionados los
principales mecanismos que gobiernan al método, los cuales han sido tomados de diversos trabajos
experimentales y de revisiones literarias.

5.1. LSWF en areniscas

El potencial del método de inyeccion de agua de baja salinidad fue reconocido cuando Jad-
hunandan y Morrow (1991); Yildiz y Morrow (1996) estudiaron el efecto de la composicion de
diferentes salmueras sobre la recuperacién de petroleo; las investigaciones mostraron que cambios
en la composicion de la salmuera inyectada mejoraba la recuperacion (Jadhunandan y Morrow,
1991; Sheng, 2010b; Tang y Morrow, 1997; Yildiz y Morrow, 1996). Posteriormente, Tang y Morrow
(1997, 1999) realizaron numerosos experimentos en areniscas que contenian arcilla (caolinita), con
los cuales observaron respuestas positivas al LSF'W. La presencia de finos potencialmente moviles
tuvo un papel clave en la recuperacion. Este fenémeno se ha relacionado con la reducciéon de la
permeabilidad, ya que provoca que el agua inyectada tome rutas alternas y, por lo tanto, aumente
la eficiencia del barrido (Ballah, 2017). Asi mismo, numerosas evaluaciones en laboratorios y en
campos han demostrado la posibilidad de alcanzar un mayor factor de recuperaciéon mediante

45
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LSFW. Sin embargo, los mecanismos subyacentes de la recuperacion adicional de petrdleo ain se
siguen debatiendo (Dang et al., 2013a). A pesar de las dificultades para establecer los mecanismos
involucrados, la inyeccion de agua de baja salinidad posee un enorme potencial de implementa-
cién, ya que, en comparacion con la inyeccion convencional de agua de formacion, se han observado
mayores factores de recuperacion (Delgado-Valvas, 2016).

5.1.1. Mecanismos propuestos

De forma breve y general se presentan algunos de los mecanismos y procesos propuestos en lite-
ratura referentes a LSF'W. Es importante notar que ain persiste controversia sobre algunos de los
mecanismos involucrados en esta técnica; contintian siendo debatidos y siguen siendo pobremente
entendidos (Delgado-Valvas, 2016).

Migracién de finos o reducciéon de permebilidad

En principio, las arcillas presentes en las areniscas tienden a hidratarse y posteriormente a
hincharse al contacto con agua “dulce”; este tipo de agua contiene sales en cantidades insuficien-
tes para evitar el hinchamiento y la hidrataciéon de la arcilla. De forma analoga, una soluciéon de
“baja” salinidad afecta la dispersion de los finos (arcillas y limos) en el medio poroso. Los finos,
al dispersarse, se vuelven moéviles y siguen las rutas que establece el flujo de agua predominante.
Estas rutas conforman zonas de alta permeabilidad, y los finos tienden a alojarse en los poros més
pequenos de estas zonas. Estas obstrucciones reducen el flujo de agua a través de los espacios de
poro. La permeabilidad en estas zonas, donde los finos se acumulan, se reduce, y el agua se ve
obligada a tomar otras rutas de flujo.

En el escenario anterior, las permeabilidades de estas zonas de la formacién se vuelven maéas
uniformes. Ademaés, la reduccion de la permeabilidad en las zonas méas permeables mejora la
relacion de movilidad debida a la inyeccién de agua. Un decremento en la permeabilidad relativa y
un incremento en la caida de presion indican que las particulas liberadas (finos) mejoran el barrido
microscopico, ya que las gargantas de poro son bloqueadas y se genera flujo divergente dentro de
zonas no barridas (Fredriksen et al., 2016). Por lo tanto, se reduce la ruptura temprana del agua
y se mejora la eficiencia de la inyeccion de agua.

Efectos de pH

La reduccion de la salinidad induce un aumento de pH y, subsecuentemente, propicia la genera-
cion de tensoactivos in-situ y saponificacion. En general, estos efectos reducen la tension interfacial
y modifican la superficie de la roca, logrando asi un cambio de mojabilidad a través del cambio en
la solubilidad aceite-agua (Coronado-Gallardo et al., 2015, 2016). Aunado a este efecto, se ha re-
portado que el incremento del pH amplia la liberaciéon de finos y conduce a una drastica reduccion
de la permeabilidad absoluta (Sheng, 2014; Valdya y Fogler, 1992). Ademés, un pH alto puede
inducir la migracion de finos y la reducciéon o emulsificacion de la tension interfacial en invasiones
alcalinas (McGuire et al., 2005). Sin embargo, no existe una relacion clara entre el pH efluente y
la recuperacion de petroleo (Sheng, 2014).
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Intercambio i6énico multicomponente

Debido a las diferentes afinidades de los iones sobre la superficie de la roca, el resultado del
intercambio i6nico es tener iones multivalentes o divalentes (como Ca*" y Mg?") fuertemente ad-
sorbidos en la superficie hasta que la roca esté completamente saturada. Los cationes multivalentes
en las superficies de arcilla se unen a los compuestos polares presentes en la fase aceite (resinas
y asfaltenos) formando complejos organometélicos y promoviendo la mojabilidad al aceite en las
superficie de la roca. Mientras tanto, algunos compuestos polares organicos se adsorben directa-
mente a la superficie del mineral, desplazando los cationes mas débiles presentes en la superficie
de la arcilla y mejorando la mojabilidad al aceite. Durante la inyecciéon de agua de baja salini-
dad, se tendra lugar el intercambio i6nico, eliminando compuestos polares organicos y complejos
organometéalicos de la superficie y reemplazandolos por cationes no complejos (Lager et al., 2008).
En teoria, la desorcién de compuestos polares de la superficie de la arcilla deberfa conducir a una
superficie més mojable por agua, lo que darfa como resultado un aumento en la recuperacion de
petroleo.

Expansion de la doble capa eléctrica

La teoria de doble capa o la teoria DLVO (Derjaguin, Landau, Verwey y Overbeek) de es-
tabilidad coloidal se basa en el equilibrio entre las fuerzas opuestas de repulsion electrostatica
y atraccion tipo Van der Waals, y explica por qué algunos coloides se aglomeran, mientras que
otros no lo hacen (Delgado-Valvas, 2016). Esta teoria combina los efectos de la atraccion de Van
der Waals y la repulsion electrostatica debido a la llamada doble capa de contraiones. El agua
de baja salinidad reduce la atraccion arcilla-arcilla por la expansion de la doble capa eléctrica.
La liberacion limitada de particulas de arcilla puede depender de interacciones aceite-agua-roca
que involucran la distribucion de carga de plaquetas de caolinita individuales. El agua de baja
salinidad hace que la pelicula de agua sea mas estable debido a la expansion de la doble capa,

lo que resulta en superficies de arcillas mas mojables por agua y la liberacion de aceite (Sheng,
2010a).

5.1.2. Condiciones para lograr los efectos de LSFW

Las condiciones que deben existir en un yacimiento areno-arcilloso para aplicar el método de
LSFW han sido establecidas a lo largo de los 20 anos en los que se ha estudiado la implementa-
cion del método a nivel de laboratorio y a nivel de campo (Delgado-Valvas, 2016). Las principales
condiciones que se enlistan a continuacién son mayormente relacionados con los trabajos experi-
mentales de Tang y Morrow (1999) (Austad et al., 2010; Coronado-Gallardo et al., 2015; Tang y
Morrow, 1999).

= El medio poroso: en general las areniscas deben contener arcillas. El tipo de arcilla presente
en la roca puede jugar un papel importante durante la recuperacion.

» El aceite debe contener componentes polares (es decir, dcidos y bases). No se han observado
efectos en aceites refinados libres de componentes polares.

» El agua de formacion, o salmuera de formacion, debe contener cationes divalentes (Ca’" y
Mg?"). Ademés el agua de formacién debe de estar presente al inicio del proceso LSFW. La
eficiencia del método esta relacionada con la saturacion inicial de agua, s,;.
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= El agua de baja salinidad a inyectar usualmente posee una concentracion efectiva entre 1000
y 2000 ppm, pero se han observado efectos con valores de hasta 5000 ppm. Se ha notado que
la formacion es sensible a la composicion iénica.

» La temperatura del sistema no es limitacién para el método. Sin embargo, la mayoria del
trabajo experimental ha sido desarrollado en temperaturas por debajo de los 100°C'.

En la literatura, se han observado efectos de baja salinidad tanto en la inyeccién en modo terciaria
como secundaria. En la inyeccién modo terciaria, el niicleo primero se invade con agua de formaciéon
hasta que se alcanza la de produccion de petroleo. A partir de entonces, el fluido inyectado se
cambia por agua de baja salinidad diluyendo el agua de formacién con agua destilada hasta que
la salinidad esté en el rango de 1000 a 2000 ppm. Cuando se realiza una inyecciéon en modo
secundaria, el nicleo se restaura después de la inyecciéon de agua de formacion, y se realiza una
nueva inyeccion con agua de baja solucion salina (Austad et al., 2010).

5.2. LSWF en carbonatos

Actualmente, los estudios sobre la recuperacion de petroleo mediante la modificacion quimica
de la salmuera de inyeccion se estan extendiendo a yacimientos de carbonatos. Se ha sugerido que el
sulfato, que esté presente abundantemente en el agua de mar, se adsorbera sobre los sitios cargados
positivamente en la superficie de la caliza y de este modo se disminuira la carga positiva superficial.
Ademas, se plantea evidencia experimental significativa de que el sulfato podria actuar como un
agente de alteracion de la mojabilidad en carbonatos (Romanuka et al., 2012). La posibilidad de
usar sulfatos como principal ion de modificaciéon de la mojabilidad para calizas fue mostrada por
Strand et al. (2008) y Ligthelm et al. (2009) (Ligthelm et al., 2009; Strand et al., 2008). Del mismo
modo, hay algunas pruebas experimentales que sugieren que la mojabilidad de la roca carbonato
también puede verse alterada por una reduccion de la fuerza iénica de la salmuera (Almehaideb
et al., 2004). El siguiente paso en la investigacion del efecto de la salinidad y la composicion
ibnica de la salmuera de inyeccidon sobre la mojabilidad de carbonatos fue establecido por Yousef
et al. (2011). Yousef et al. (2011) proponen que el mecanismo para la recuperacion de aceite es la
modificacion de la mojabilidad, la cual es posiblemente debida a la alteracion de la carga superficial
del carbonato (Yousef et al., 2011). Recientemente, se han realizado varios estudios en formaciones
de carbonatos, de los cuales también se han obtenido resultados prometedores (Austad et al., 2012;
Austad, 2013; Chandrasekhar y Mohanty, 2013; Fathi et al., 2010, 2011; Qiao et al., 2016). La
controversia del método LSF'W es la misma tanto en formaciones de arenas y carbonatos. En ambos
tipos de formaciones el mecanismo que predomina es el cambio de mojabilidad; sin embargo, los
procesos que ocasionan este cambio son diferentes.

5.2.1. Mecansimos propuestos

La alteracion de la mojabilidad es el principal mecanismo de LSF'W en yacimientos carbona-
tados. En sistemas de carbonatos, las propiedades de la interfase aceite-agua estan relativamente
dictadas por las propiedades del aceite. Por lo tanto, la modificacion de la mojabilidad debe te-
ner lugar en la interfase agua-roca. Zhang et al. (2007) proponen un mecanismo quimico para
interaccion entre cationes divalentes que desplaza los acidos organicos de la superficie de la roca
(Austad, 2013; Zhang et al., 2007). Asi mismo, dado que la presencia de compuestos acidos en el
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aceite son los principales factores de la mojabilidad en carbonatos, Austad et al. (2008) proponen
que el cambio de mojabilidad se debe a los efectos del agua de baja salinidad sobre compuestos
acidos adheridos a la superficie de la roca. A condiciones iniciales, la interfase entre la roca y el
agua de formacion posee una carga positiva debido a la alta concentracion de cationes divalentes;
la interfase en el aceite y el agua de formacion tiene una carga negativa debida a una disociacion
de compuestos acidos. En consecuencia, la presion en la pelicula de agua se vuelve negativa y el
aceite se pone en contacto con la superficie de roca (Austad et al., 2008). Al iniciar la inyeccion
de baja salinidad, el sulfato presente en el agua de mar se adsorbe hacia regiones de la roca con
cargas positivas, esto produce una reduccion de la carga positiva de la superficie. Al disminuir la
carga positiva de la superficie, se disminuye la repulsion electrostatica y se tiene exceso de iones
de calcio, los cuales tienden a ubicarse cerca de la superficie del carbonato. Debido a la cercania de
los iones de Ca?", éstos reaccionan con los grupos 4cidos que se encuentran adsorbidos en la roca,
para asi liberar material orgénico, alterando de esta forma la mojabilidad de la roca hacia una
preferencia por el agua (Austad et al., 2008; Coronado-Gallardo et al., 2018; Delgado-Valvas, 2016).

Otros mecanismos propuestos que causan el cambio de mojabilidad en carbonatos son (Delgado-
Valvas, 2016):

= Migracion de finos

Aumento de pH y reduccién de la tension interfacial

Intercambio i6nico multicomponente

Expansion de la doble capa eléctrica
= Disolucién mineral

» Adsorcion y desorcion de grupos carboxilicos (4cidos)

En la actualidad, a pesar de los avances y el auge de LSF'W, no se ha llegado a un consenso en
los mecanismos dominantes en el método, en gran parte esto se debe a las diferentes variables

involucradas y a la complejidad de las interacciones aceite-agua-roca Coronado-Gallardo et al.
(2015, 2018).
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Capitulo

Metodologia para el estudio de inyeccion de agua
de baja salinidad

De la revision de la literatura sobre modelos de red de poros se han reconocido técnicas y
procedimientos recurrentes para fenémenos a escala de poro. Sin embargo, no se ha establecido
una metodologia concreta para el estudio de inyeccion de agua de baja salinidad a escala de poro.
En este contexto, en este trabajo se propone una metodologia sistematica para la evaluacion de
la inyeccién de agua de baja salinidad mediante el enfoque de red de poros, la cual tiene base en
técnicas fundamentales de la literatura. El objetivo de esta metodologia es el de poder establecer
una herramienta para observar el efecto de la salinidad sobre propiedades efectivas de flujo. Si bien,
los enfoques de modelacién a escala de poro requieren una amplia descripcion de la estructura
porosa del medio bajo estudio, el enfoque de red de poros, atin con poseer propiedades geométricas
elementales, cumple con los objetivos esperados: establecer una herramienta de consulta rapida,
desde un punto de vista computacional (Martinez-Mendoza y Diaz-Viera, 2018).

6.1. Metodologia sistematica basada en el enfoque de red de
poros

Las etapas de la metodologia propuesta demandan un trabajo multidisciplinario para garantizar
la representacion de los fenémenos bajo estudio. En general, la metodologia permite conocer los
factores que tienen mayor impacto sobre un modelo de red de poros y la representacion de los
fenémenos. El seguimiento y la buena préactica de esta metodologia garantizan una reduccion en la
incertidumbre sobre el enfoque de red de poros. La metodologia propuesta consiste de cinco etapas
base, las cuales pueden dividir en mas disciplinas. Las etapas de la metodologia son: adquisicion de
los datos, analisis estadistico de los datos, modelo de red de poros, validacion de los resultados y
evaluacion de la incertidumbre, y aplicaciones. La Figura 6.1 presenta esta metodologia sistemética
basada en el enfoque de red de poros.

ol
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6.1.1. Adquisicién de los datos

En esta etapa se obtienen las propiedades que caracterizan al medio poroso, a los fluidos y
las interacciones del medio poroso con los fluidos. Es crucial describir la forma y tamano de los
poros y de las gargantas, asi como la forma en que se conectan estos elementos. Por lo cual, de la
informacion a recolectar deben encontrarse las siguientes propiedades: ubicacion espacial, nimero
de coordinacion, area, diametro inscrito, perimetro, longitud total, volumen, seccién transversal,
factor de forma, entre otras. Para caracterizar el medio poroso existen técnicas de imagenes tales
como el microscopio electronico de barrido (1 —20 [nm]), el haz de iones focalizados (< 1 [nm]), el
microscopio confocal de barrido laser (~ 1 [um]), la micro tomografia computarizada de rayos X
(1—200 [pm]), y la resonancia magnética nuclear (2 [nm]—1 [um]) (Dong, 2007; Xiong et al., 2016).
Del procesamiento de las imagenes obtenidas por estas técnicas, se infieren los tamanos de poros
y gargantas, las coordenadas de los nodos de la red y sus conexiones con otros nodos. Finalmente,
para caracterizar a los fluidos y al sistema roca-fluido se realizan pruebas de laboratorio para
medir la densidad, viscosidad, tension interfacial, &ngulo de contacto, entre otras propiedades.

6.1.2. Analisis estadistico de los datos

Esta etapa comprende realizar anélisis estadisticos de las principales propiedades de la estruc-
tura del medio (tamafios de gargantas y poros, ntimero de coordinacion, entre otras) para ajustar
funciones de distribucion de probabilidad. Las funciones de distribucién de probabilidad genera-
ran posteriormente las propiedades seleccionadas para medios anélogos al original. Ademas, se
recomienda ampliamente realizar anélisis estadisticos espaciales de los nodos de la red para inferir
las propiedades de conectividad y de percolaciéon de la misma, y con éstas construir un modelo
estocéstico espacial, a partir del cual se pueden obtener diferentes realizaciones del modelo de red
de poros. La mayoria de las veces s6lo se cuenta con una muestra fisica de la roca para el estudio
de los fenomenos deseados. Esta misma muestra es empleada para la adquisicion de los datos, por
ejemplo, mediante técnicas de imagenes o por pruebas de laboratorio. En general, la caracteri-
zacion de la muestra fuente no puede ser considerada como representativa de la familia, o de un
dominio méas grande, de la roca bajo estudio. Debido a esto, el analisis estadistico en conjunto con
técnicas estocésticas permitirian realizar varias simulaciones de modelos que son estadisticamente
analogos a la muestra objetivo. De esta forma, se establecerfa un conjunto de medios porosos para
generar los modelos de red de poros.

6.1.3. Modelo de red de poros

A partir de las etapas anteriores se conforma un marco 6ptimo para establecer los elementos
fundamentales de una red de poros: red, geometria, fases, fisica a escala de poro y métodos.
La complejidad y detalle con que se representen la red y geometria serd punto de partida para
establecer la fisica a escala de poro, y por consecuencia el alcance de los métodos. En principio,
un modelo de red de poros se puede obtener a partir de una reconstruccién tridimensional de
la muestra, mediante la extraccion de la red y la geometria de poros y gargantas. Aunque esta
forma de trabajo es una de las mas frecuentes, no siempre se puede contar con la informacion
y/o herramientas necesarias. Ademas, si se trabaja con una unica red extraida, nuestra ventana
de estudio seré estrecha, y hasta posiblemente no representativa. Por lo cual, realizar el analisis
estadistico de los datos ofrece la ventaja de generar diferentes realizaciones de los elementos de red



6.2. Flujo de trabajo 53

y geometria, y por consecuencia diferentes realizaciones de modelos de red de poros. Los resultados
de las simulaciones obtenidos con estos modelos conformaran una ventana de confiabilidad, la cual
describe un rango de valores que pueden tomar las propiedades objetivo para el medio bajo estudio
(por ejemplo permeabilidad absoluta, presion capilar y permeabilidad relativa).

6.1.4. Validaciéon de los resultados y evaluacion de la incertidumbre

La validacion de los resultados de las estimaciones de propiedades, como porosidad, permea-
bilidad absoluta, presion capilar y permeabilidades relativas, se realiza mediante la comparacion
contra datos de pruebas de laboratorio correspondientes, esto con el fin de verificar, ajustar y
garantizar que la implementacion del modelo de red de poros sea representativa de la naturaleza
de los fenémenos. Pero ademas, se realizan multiples simulaciones explorando el espacio de los
parametros del modelo de red de poros (diferentes realizaciones de la red y de las distribuciones
de gargantas y poros) con lo que se obtiene una evaluacion de la incertidumbre (valor esperado,
varianza, etc).

6.1.5. Aplicaciones

Finalmente, los valores de las propiedades objetivo (porosidad, permeabilidad absoluta, presion
capilar, y/o permeabilidades relativas) pueden emplearse en anélisis o estudios posteriores, tales
como ajuste de curvas, modelos de flujo multifésico, simulaciones a escalas més grandes, estudios
multiescala, entre otros.

6.2. Flujo de trabajo

En este trabajo, el estudio de la inyeccion de agua de baja salinidad conlleva evaluar el impacto
que tiene 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. Ademas, la disposicion de
informacion para establecer el modelo de red de poros es crucial, la cual proviene de pruebas
experimentales. El no contar con los suficientes datos de entrada para la red de poros conlleva
a resultados espurios y no representativos. Sin embargo, en estos escenarios, la flexibilidad de
la metodologia propuesta permite manejar condiciones adversas y establecer lineas de trabajo
auxiliares para el estudio. Es importante establecer que en todo momento la metodologia de trabajo
debe cumplir una consistencia y formalidad caracteristicos de los métodos de investigacion. El flujo
de trabajo para el estudio de procesos LSWF mediante redes de poros, la cual se muestra en la
Figura 6.2, esta descrito por los siguientes puntos:

1. Seleccion del caso de estudio: recopilar toda la informacion necesaria que describa tanto
a la muestra de roca como al método de recuperaciéon. La principal fuente de informacion
proviene 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 opciéon viable.

2. Seleccion de la imagen y/o red extraida: en el enfoque de red de poros, es crucial
contar con una descripciéon a escala de poro de la muestra bajo estudio. Una imagen de
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ADQUISICION DE LOS DATOS ANALISIS ESTADISTICO

Imégenes Laboratorio Descriptores estadisticos
FIB MIP Distribucién de tamafio de poros
SEM Adsorcién gas Distribucién de tamafio de gargantas
Micro-CT Flotacién Distribucién del nimero de coordinacién

\

MODELO DE RED DE POROS

Elementos

Red
Geometria
Fases

!
!
!
!
Lo

Métodos

VALIDACION

I
I
I
I
I
I Fisica a escala de poro
I
I
I
I

L Verificacion y ajuste

Modelo representativo del fenémeno
Evaluacion de la incertidumbre

APLICACIONES
Estudios o analisis subsecuentes

Ajuste de curvas
Flujo multifasico
Simulaciones en escalas mas grandes
Problemas multiescala

Figura 6.1: Metodologia sistematica basada en el enfoque de red de poros, la cual se conforma de cinco etapas
principales: adquisicién de los datos, analisis estadistico de los datos, modelo de red de poros, validacién de los
resultados y evaluacién de la incertidumbre, y aplicaciones. La linea gruesa de color rojo indica el seguimiento
sugerido de la metodologia. Sin embargo, dependiendo de la etapa en la que uno se encuentre, pueden realizarse
desviaciones del flujo sugerido (linea negra punteada).
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alta resolucién permitira conocer los principales descriptores de la muestra (conectividad,
tamanos de poros y gargantas, etc.) y, a partir de esta informacion, generar el modelo de
red de poros. En la actualidad, algunos grupos de trabajo no sélo buscan realizar el analisis
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 informacién obtenida en la
caracterizacion de la muestra o a partir de técnicas de imagen. El modelo debe de recrear
propiedades petrofisicas de la muestra bajo estudio, esto con el fin de garantizar la repre-
sentacion del medio.

4. Flujo a través de la red: a partir de la fisica a escala de poro, se resuelve el método de
flujo de una fase a través de la red. Para el proceso LSWF, se considera el flujo secuencial
de dos fluidos, los cuales representan a los fluidos inyectados en el método de recuperacion.
Primero se resuelve el problema para un fluido de alta salinidad, durante un tiempo de
simuacion establecido. Posteriormente, fluye un fluido con menor salinidad (fluido de baja
salinidad). Tras resolver ambos problema de flujo, se obtiene un campo de presion en la red,
para diferentes tiempos de simulacién. Esto permite conocer el valor de presién en cada poro
y, por consecuente, las tasas de flujo en las gargantas de la red.

5. Transporte de sal a través de la red: empleando el campo de presion calculado y las
tasas de flujo en las gargantas, se resuelve el problema de transporte de sal en la red, el cual
estéd desacoplado del problema de flujo. Para ello, son consideradas dos etapas secuenciales
en la simulaciéon; una para alta salinidad y otra para baja salinidad. Inicialmente, se simula
la inyeccion del fluido de alta salinidad tras fijar una concentraciéon de sal dada en una
cara de la red (concentracion de inyeccion). Al término de esta etapa, se establece una nueva
concentracion de sal, la cual es menor a la inicial, para asi representar la inyeccion de agua de
baja salinidad. Como resultado, se obtiene un campo de concentraciéon de sal, para diferentes
tiempos de simulacién, en donde se especifica un valor para cada poro y garganta. Dado que
no se considera que el transporte afecte al flujo, el campo de presiéon (problema de flujo) es
calculado so6lo una vez.

6. Estimacion de angulos de contacto: para evaluar el efecto de la salinidad sobre la
mojabilidad, en cada paso de tiempo, se calcula el angulo de contacto de cada garganta
mediante una relaciéon lineal. Esta expresion vincula el valor de concentracion de sal con el
angulo de contacto. Ademas, la relacion lineal esta delimitada por los valores experimentales
de dngulo de contacto y de concentracion que poseen los fluidos de alta y de baja salinidad,
respectivamente.

7. Curvas de presion capilar: dado que se conocen diferentes estados de mojabilidad en la
red (4ngulos de contacto), en cada paso de tiempo se realiza el algoritmo de drene primario.
Este algoritmo esta desacoplado tanto del problema de transporte como de flujo. En drene
primario, es considerado un aceite de interés como el fluido invasor y no mojante. Ademas,
de acuerdo con la etapa en que se encuentre la simulacion (alta o baja salinidad), el agua
de inyeccion es considerada como el fluido defensor y mojante. Al determinar la secuencia
de invasion, son determinados los poros y gargantas invadidos, y por ende las saturaciones
(véase el Apéndice B). De esta forma, son estimadas las curvas de presion capilar.

8. Curva de permeabilidad relativa: se calculan las curvas de permeabilidades relativas



56

Capitulo 6. Metodologia para el estudio de inyeccién de agua de baja salinidad

a partir de la secuencia de invasion, descrita en drene primario, y de un modelo para un
conjunto de capilares. El modelo de capilares emplea los valores de presion-saturaciéon para
estimar la permeabilidad relativa de las
el Apéndice A).

Seleccion del caso
de estudio

" Seleccion de imagen
de roca y/o red
extraida

Generacion del
modelo de red de poros

{

Flujo a través de la red

{

Transporte a través
de lared

{

' Estimacion de angulo |
de contacto

{

Calculo de curvas de
presiones capilares

a

P(S,) curves from 100 relaizations

Simulation
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log(pc) [Pa]
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~ Calculo de curvas de
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Figura 6.2: Flujo de trabajo considerado para el est
enfoque de red de poros.
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udio de la inyecciéon de agua de baja salinidad mediante el

Efecto de la salinidad sobre el angulo de contacto

La mojabilidad es la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse sobre una superficie s6lida,
en presencia de otro fluido. Un pardmetro que refleja tal preferencia es el dngulo de contacto 6.
La Figura 6.3 esquematiza el d&ngulo de contacto en un sistema roca-fluido. La mojabilidad es de

gran importancia para el flujo de aceite en un

medio poroso. En general, si la roca es mojable por

agua, la permeabilidad relativa al aceite es muy superior al caso en el que la roca sea mojable
por aceite. Esto es debido a que la fase mojante (en este caso el agua) estd adherida a la roca,

disminuyendo de esta manera su movilidad.
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Un w-w

Fase no mojante

Fase mojante

Os—nw C,.S-W

Figura 6.3: Esquema del dngulo de contacto. El angulo de contacto es un parametro que refleja el grado de
mojabilidad.

En la escala de poro, existen varios mecanismos propuestos para el comportamiento de la
mojabilidad. En este trabajo se considera que el cambio de la mojabilidad, y por ende el del angulo
de contacto, es una consecuencia global de efectos quimicos y otros efectos LSWF' subyacentes.
Esto sucede cuando el angulo de contacto inicial en las gargantas de la red cambia cuando se
pone en contacto con el agua de baja salinidad. Si el cambio del angulo de contacto modifica la
mojabilidad hacia un sistema menos mojado por aceite, se esperaria una reduccion de las fuerzas
capilares, lo que podria afectar la recuperacion de aceite (Boujelben et al., 2018). En general, se
considera que el angulo de contacto cambia de acuerdo con una relacion lineal, que toma en cuenta
la concentracion efectiva. Esta expresion muestra que un decremento en la concentraciéon puede
alterar favorablemente la mojabilidad (Aladasani et al., 2014):

HS

cC—2C
9(0) = QHS — m (QHS — QLS) (61)

Donde, §75 es el angulo de contacto para concentraciones de alta salinidad, ¢°, y % es el angulo
de contacto para condiciones de baja salinidad, ¢°.
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Capitulo

Caso de estudio 1: Arenisca

El método de LSWF ha tenido éxito en algunas aplicaciones en yacimientos de areniscas
(Sheng, 2010Db). Este caso de estudio evaluara el impacto de la salinidad en la presion capilar y la
permeabilidad relativa para una arenisca. Por lo cual, una prueba experimental en una arenisca e
informacion de acceso libre de una muestra arenisca, de un yacimiento en Medio Oriente (Dong
y Blunt, 2009; Dong, 2007), son consideradas para establecer el caso de estudio. De acuerdo con
la prueba experimental, realizada a escala de laboratorio, es evaluada la recuperacion adicional
de aceite por la inyeccion secuencial de agua de formacion y agua de formaciéon diluida 100 veces.
En contra parte, la muestra de referencia pertenece a un catalogo de muestras de rocas creado
por el Imperial College Consortium on Pore-scale Modelling. Esta informaciéon de libre accesso es
empleada para generar un modelo de red de poros, y es complementada con la informacion de la
prueba experimental, la cual caracteriza y define los fluidos involucrados en el proceso LSWF. Sin
embargo, al no contar con los resultados experimentales y /o mediciones de las propiedades efectivas
(presion capilar y permeabilidad relativa), los resultados aqui presentados establecen un analisis
exploratorio sobre valores esperados. Las principales caracteristicas de la prueba experimental, en
la que se basa el modelo de red de poros, se resumen en la Tabla 7.1.

Tabla 7.1: Principales propiedades de una prueba experimental que son consideradas para establecer el sistema.

Propiedad Valor Unidad
Longitud (L) 0.049 m
Diametro (d) 0.038 m
Porosidad (¢) 0.18 m3 /m?
Permeabilidad absoluta (k) 6.46E-14 m?2
Temperatura (7T') 363.15 K
Presion (p) 17.2 MPa
Aceite original en el nticleo (OOIC) 0.77 m3/m3
Agua original en el niicleo 0.23 m3/m?
Area transversal (A) 1.14E-03 m?
Volumen total (V) 5.71E-05 m3
Volumen de poros (PV) 1.05E-05 3

m
Coeficiente de difusion/dispersion 2.15E-09  m?/s

29
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7.1. Modelo de red de poros

De trabajos reportados en la literatura, por parte del Imperial College Consortium on Po-
re-scale Modelling, se seleccioné la informaciéon de libre acceso de una arenisca denominada S1
(ICL, 2014b). Dong (2007) discretizo la estructura interna de un conjunto de muestras arenisca
provenientes de yacimientos arabes mediante microtomografia computarizada, la cual emple6 para
la red y los tamanos de poros pertinentes a la muestra (Dong, 2007). La seleccion de la arenisca
S1 se baso en las propiedades de porosidad y de permeabilidad absoluta. En pricipio, la arenisca
S1 posee valores de porosidad y permeabilidad absoluta cercanos a la de la muestra empleada en
la prueba experimental. De esta forma, para generar en esta seccién el modelo de red de poros,
fueron considerados tanto los tamanos de poros y gargantas reportados por (Dong, 2007), asi como
la topologia de la muestra S1. La Tabla 7.2 muestra un resumen de la propiedades de la red de
poros.

Tabla 7.2: Descripciéon del modelo de red de poros.

Arenisca S1

Red irregular
1717 poros

2 2824 gargantas
o Volumen = 1.76E-8 [m3]
Porosidad = 14.35 (%)

Permeabilidad = 1.53E-12 [m?|

= Poros: esferas

g Gargantas: cilindros

S Seccion transversal: circular

O Diametros reportados por Dong (2007)

5 Presion capilar: Young-Laplace

'&Zz Conductividad hidraulica

Para esferas y cilindros

En el modelo establecido, los poros son representados por esferas, mientras que las gargantas
por cilindros regulares. En total existen 4,541 en la red; 1,717 poros y 2,824 gargantas. El modelo
de 2.6E-3 [m] de longitud posee una porosidad de 14.35 % y una permeabilidad absoluta igual a
1.53E-12 [m?]. La Figura 7.1 muestra la red de poros para la muestra S1.

Tabla 7.3: Distribuciones de probabilidad para didmetros de poro y garganta.

Propiedad  Distribucion Forma Localizaciéon Escala

Poros S1 Weibull 0.3 2 3
Gargantas S1 ~ Lognormal 0.5 -7 27
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Figura 7.1: Modelo de red de poros empleado en el caso de estudio 1. Para generar este modelo se consider6 la
informacion de una arenisca genérica.

La Figura 7.2 muestra la frecuencia de los valores de diamétro de poro y garganta en la
arenisca S1. Para este analisis se tomo la informacion original de la arenisca S1. El gréfico (a)
es el histograma de los didmetros de poro, mientras que (b) es el histograma de los didmetros
de garganta. Por su parte, la Tabla 7.3 resume las distribuciones de probabilidad que recrean los
valores de diamétro de poro y garganta.

Histograma del didmetro de poro Histograma del didmetro de garganta

0.016 4 Poros S1 BB Gargantas S1

0.014 -
0.012 -
0.010 -

0.008 -

Frecuencia Relativa
Frecuencia Relativa

0.006 -

0.004 -

0.002 -

0.000

0 50 100 150 200 40 60 80 100
Diametro de poro [um] Didmetro de garganta [um]

(a) Poros (b) Gargantas

Figura 7.2: Histograma de los didmetros de poro y garganta. En (a) se observa la distribuciéon de tamaifios de poro
de la arenisca S1, mientras que (b) es para los tamafios de gargantas.
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7.2. Fluidos

La simulacion de la etapa de recuperacion considera dos fluidos que son inyectados secuen-
cialmente en la red de poros. Al igual que en la prueba experimental, agua de formacion y agua
de formacion diluida 100 veces son los fluidos considerados para el proceso LSWF. El agua de
formacion es el primer fluido que invade la red y posee una alta concentracion de sal, por lo que
se le denominara fluido de alta salinidad (HS). El fluido de baja salinidad (LS) es agua de forma-
cion diluida 100 veces. Las propiedades que caracterizan a los fluidos considerados son tomados
de una prueba experimental. De forma complementaria, los valores de dngulos de contacto 1imi-
te, para alta y baja salinidad, son empleados de Moustafa et al. (2015). Moustafa et al. (2015)
investigan el efecto de varios nanomateriales sobre el dngulo de contacto para un yacimiento de
arenisca (Moustafa et al., 2015). La Tabla 7.4 presenta las principales propiedades de los fluidos
considerados.

Tabla 7.4: Propiedades de los fluidos considerados en la simulaciéon del proceso LSWF.

Propiedad Aceite  Agua de formacion Agua de formacién diluida 100x  Unidad Fuente
Densidad 881.6 1,130.0 1,013.8 kg/m?®  Prueba experimental
Viscosidad 1.08E-02 3.0E-04 4.85E-04 Pa.s Prueba experimental
Tension interfacial — 0.0234 0.0172 N/m Prueba experimental
Angulo de contacto — 72 65 ) Moustafa et al. (2015)
Concentracion — 216,000 2,160 ppm Prueba experimental

7.3. Descripcién de la simulaciéon del proceso LS WF

El problema de flujo y transporte se resuelve de forma desacoplada; primero se simula flujo en la
red, y con el campo de presion resultante se resuelve el transporte de sal. El proceso de inyeccion
de agua de baja salinidad comienza con la saturacion de la red con agua de formaciéon. Para
ello, previamente se define el conjunto de poros entrada, es decir, los poros por donde ingresaran
los fluidos. Posteriormente, tras un tiempo de inyeccién tg;, seleccionado, se inicia la etapa de
recuperacion por inyeccion de agua de formacion diluida 100 veces. De esta forma, se establece un
proceso LSWFE' al simular la inyeccion secuencial de un fluido de alta salinidad y de baja salinidad.
La Tabla 7.5 presenta las principales propiedades empleadas en el problema de transporte.

Tabla 7.5: Propiedades consideradas en el problema de transporte para el caso 1.

Propiedad HS LS Unidad
Tiempo de simulacion (¢g,) 7,000 7,000 S
Paso de tiempo (At) 1 1 s

.y e . HS
Concentracion inicial en la red (c) 0 Clinal ppm

Condicion de frontera de entrada (¢;,) 216,000 2,160  ppm
Condicion tipo Neumann en la salida 0 0 ppm/m




Descripcién de la simulacién del proceso LSWF

2.26+05€E 22e+05€

— 100000 +° £ 100000

Concentracién (pp

o}
&
=
0
5}
°
£
=
[0}
o}
(=
o}
O

|
N
N
D
+
o
9]
pm)
|
N
N
D
it
o
9]
m

— 100000 £ — 100000

0.0e+00 0.0e+00

Concentracién (p
Concentracién (pp

(c) HS: concentracion @ 700 segundos. (d) LS: concentracion @ 700 segundos.

|
N
N
D
+
o
&
m
|
N
N
D
e
o
o
m

+° £— 100000 | 100000

0.0e+00 0.0e+00

Concentracién (pp!
Concentracion (pp!

(e) HS: concentracién @ 7000 segundos. (f) LS: concentracion @ 7000 segundos.

Figura 7.3: Estado de concentraciones en poros y gargantas de la red para el procesos de inyeccién de agua de
baja salinidad. La direccion de la inyeccion fue de izquierda a derecha. Las imagenes (a), (c) y (e), de la columna
derecha, son para la etapa de alta salinidad en los tiempos de simulacién 0, 700 y 7000 segundos, respectivamente.
Por su parte, los graficos (b), (d) y (f) pertenecen a la etapa de baja de salidad.
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En la simulaciéon de transporte de sal, se impone una condicién de frontera tipo Neumann en
los poros de salida, los cuales se localizan en una cara de la red opuesta a los poros de entrada.
Desde un punto de vista fisico, esta condicién indica que no existe flujo advectivo ni difusivo fuera
del dominio de la red, en la direcciéon de la inyeccion. Al término de la simulacién de flujo y trans-
porte diferentes estados de concentracion para cada iteracién o paso de simulaciéon son obtenidos;
se conocen valores de concentracion efectiva en cada poro y garganta de la red. En general, la
concentracion en la red se incrementa hasta alcanzar la condicién de alta salinidad, la cual esté
sujeta al tiempo de simulacién t;,,. Al iniciar la inyeccién de baja salinidad, la concentracion de
sal en la red tiende a disminuir; para este caso, la mayoria de los elementos de la red alcanzan el
estado LS. La Figura 7.3 muestra diferentes estados de concentracion efectiva de sal en la red, para
diferentes tiempos de simulacion de las etapa de alta y de baja salinidad (0, 700 y 7000 [s]). La
direccion de la simulacion fue a lo largo del eje x de la red (de izquierda a derecha en la Figura 7.3).

Los valores de concentracion efectiva en poros y gargantas se emplean para calcular el angulo
de contacto en cada elemento. Este calculo se realiza a través de la Ecuacion 6.1, la cual muestra
que conforme disminuye la salinidad, el angulo de contacto también disminuye. En general, si el
cambio de angulo de contacto modifica la mojabilidad de la red hacia una configuraciéon menos
mojable por aceite, se esperaria un decremento de las fuerzas capilares, factor que podria afectar la
recuperacion de aceite. La Figura 7.4 muestra el valore de dngulo de contacto en la red al término
de la etapa de (a) alta y de (b) baja salinidad.
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(a) Angulo de contacto para HS. (b) Angulo de contacto para LS.

Figura 7.4: Angulos de contacto en las gargantas de la red de poros para el procesos de inyeccion de agua de baja
salinidad. (a) Muestra los valores de angulo de contacto al término de la inyeccion de agua de alta salinidad (HS),
mientras que, (b) es el estado al concluir la inyeccion de agua de baja salinidad (LS).

En la Figura 7.4, al término de los procesos de inyeccion de HS y LS, la red presenta un
comportamiento homogéneo para el angulo de contacto 6. En general, no existen cambios abruptos
de 6 entre las gargantas. En el proceso de alta salinidad se alcanza un valor de 72°, mientras que
en baja salinidad el valor es de 65°. Al considerar que el angulo de contacto como pardmetro que
expresa el grado de mojabilidad, se puede establecer que la mojabilidad en la arenisca, para HS
y LS, es homogénea. Esto ultimo puede favorecer en el desplazamiento de aceite residual, y con
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ello incrementar el factor de recuperacion de aceite. El histograma de los valores de édngulo de
contacto al término del proceso de LSWF' se muestra en la Figura 7.5. El histograma muestra
que la mayoria de los valores de angulo de contacto se encuentran cercanos a la mediana, cuyo
valor es igual a 65°. No obstante, hay presencia de valores atipicos en la red (puntos aislados en
la parte superior de la Figura 7.5), los cuales estdn numéricamente distantes al resto de los datos.
Como buena practica, es realizado un analis exploratorio de los valores de angulo de contacto 6;
los principales estadigrafos se presentan en la Tabla 7.6. En general, al término del proceso LSWF,
el angulo de contacto es homogéneo en la red. Esto se sustenta con el valor de rango, de la Tabla
7.6, el cual es de 1.55. El rango indica la diferencia que existe entre el valor maximo y minimo
de angulo de contacto. Es importante notar que, el analisis exploratorio coadyuva y sustenta la
informacion mostrada en el histograma (Diaz-Viera, 2002).

Histograma del dngulo de contacto

Tabla 7.6: Estadigrafos del angulo de contacto
al término del proceso de LSWF
cam® O O O o O @ e O o
Estadigrafo 0
N 2824 0] I
Minimo 64.92 s ||
Primer cuartil 65.00 = ||
Mediana 65.00 g 207 ||
Media 65.01 €15
Tercer cuartil 65.00 Laii 10 ||
Méaximo 66.48 ||
Rango 1.55 >
Rango Intercuartil 5E-03 O.JL | | | | | | |
Varianza 7 5E-03 650 652 654 Angejlfde Cb;)s;.tsactoees.o 66.2 66.4
Desviacion estandar 0.08
Asimetria, 13.63 Figura 7.5: Histograma de los valores de angulo de contacto al tér-
Curtosis 191.10 mino del proceso de LSWEF. Estos valores se calcularon a partir de la

Ecuacion 6.1 y fueron empleados para el algoritmo de drene primario.

7.4. Presién capilar

Desacoplado al problema de flujo y transporte, es resuelto un algoritmo de drene primario para
cada tiempo de simulacion. Para esto, el aceite de interés es considerado como el fluido no mojante,
mientras que el agua de inyeccion es el fluido mojante. En principio, drene primario es un proceso
donde la saturacién de la fase mojante se disminuye en un medio poroso. En el Apéndice B se
describe mas a detalle el algoritmo de drene primario para el enfoque de red de poros. De acuerdo
al valor de dngulo de contacto para el fluido de alta y baja salinidad (72° y 65°, respectivamente),
el sistema es ligeramente de mojabilidad neutra o intermedia cuando esta presente el agua de
formacion. Al invadir la red con agua de formacion diluida existe un cambio de mojabilidad hacia
un sistema con preferencia al agua. Al término de la inyeccion del fluido de alta salinidad el valor de
angulo de contacto predominante en la red es de 72°. Por lo cual, el sistema posee una mojabilidad
intermedia. Posteriormente, al finalizar el proceso de baja salinidad, el sistema posee una mayor
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afinidad al agua. El grafico (a) de la Figura 7.6 muestra un conjunto de curvas de presion capilar
para la etapa de baja salinidad, las cuales corresponden a diferentes tiempos de simulacion (el
tiempo de simulaciéon para cada curva esta descrito como ¢ = nimero de curva x 2 x 70 [s]). En
la Figura 7.6, la curva de color rojo en (b) es para la condicién inicial de la etapa de LS, donde los
valores de presion capilar van desde 0.2 hasta 12 [kPal. Al inicio y término del proceso de LS, la
saturacion de agua irreductible es casi el mismo, con un valor igual a 7 %. Sin embargo, la curva
de color azul en (b) requiere mayor presion para desplazar al aceite de la red. El proceso de LSWF
produce una ligera modificacion de la mojabilidad; existe un incremento en la preferencia hacia el
agua.

Presion capilar Presién capilar

104 4 —&— Curva inicial 104 4 —#— Curva inicial

—%- Curva #1 —#— Curva final

Curva #5
—%- Curva #10
—%- Curva #20
—%- Curva #30
—%- Curva #40
—#— Curva final

log(Pc) [Pa]
log(Pc) [Pa]

10° 4 103 4

0.2 0.4 0.6 0.8 1.0 0.2 0.4 0.6 0.8 1.0
Sw Sw

(a) Simulaciones (b) Estado inicial y final

Figura 7.6: Curvas de presion capilar que muestran el efecto de la salinidad para la etapa de baja salinidad. (a)
Curvas que corresponden a diferentes tiempos de simulaciéon (el tiempo de simulacion para cada curva esté descrito
como t = namero de curva x 2 x 70 [s]). (b) La curva roja es para el comienzo de la inyeccion de agua de baja
salinidad, mientras que la curva azul es para el término del proceso LSWF.

A la familia de curvas de presion capilar en la Figura 7.6 se les ajusté un modelo p.(s,). El
modelo de Brooks y Corey (1964) fue seleccionado, dado que es capaz de recrear escenarios de
mojabilidad mixta. La principal ventaja de obtener un modelo de presion capilar particular de
nuestro sistema es que puede emplearse en simuladores a mayores escalas. Dado que el modelo de
Brooks y Corey (1964) no es capaz de reproducir el comportamiento de la presion cuando s, — 1,
el modelo p.(s,) ajustado es para el rango s, € [0,0.9]. Las curvas de ajuste se presentan en la
Figura 7.7, donde el grafico (a) y (b) es para el inicio y término de la etapa de baja salinidad,
respectivamente. La Tabla 7.7 muestra los parametros de ajuste de la curva de presion capilar
para el estado inicial y final de la simulacion de de baja salinidad.

Tabla 7.7: Ajuste de curva de presion capilar empleando el modelo de Brooks-Corey.

Parametros de ajuste HS LS
Exponente \ 4.05 3.62
Coeficiente p; 536 683

Saturacion residual de agua (s,,) 0.07 0.07
Saturacion residual de aceite (s,,) 0.25 0.1
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Figura 7.7: Ajuste de curvas de presion capilar para el (a) inicio y (b) final de la etapa de recuperacion mejorada
de aceite. Los puntos en color azul representan los valores calculados en el algoritmo de drene primario. Los puntos
de color naranja son obtenidos con el modelo p.(s,) ajustado; la linea naranja punteada muestra la tendencia de
la curva.

7.5. Permeabilidad relativa

A partir de los datos de presion capilar-saturacion, para cada curva de presion capilar, se
estiman las curvas de permeabilidades relativas mediante un modelo de capilares. El modelo de
Rodriguez y Teyssier (1973) es considerado en esta seccion, el cual es un modelo conceptual de
tubos capilares para reproducir el desplazamiento un fluido mojante por uno no mojante en un
medio poroso (Rodriguez y Teyssier, 1973). En el Apéndice A se explica a mayor detalle el modelo
empleado. La Figura 7.8 muestra las curvas de permeabilidad relativa al agua k,,, y al aceite k.,
para la etapa de baja salinidad. En este grafico, la linea continua es para el inicio de la etapa
LS, mientras que la linea punteada es para el término. Al término de la inyeccion de agua de alta
salinidad, se obtiene una saturacion residual de aceite s, igual a 0.25. El cruce de las curvas se
da a una saturacion de agua s igual a 0.53, en la que kiy = ki = 0.11. El extremo final
de la curva de permeabilidad relativa del agua es de 0.32, mientras que la del aceite es de 0.97.
Para valores s,, < 0.4, los valores de k,,, son casi cero, lo cual es un indicativo de un sistema con
mojabilidad mixta. Estas caracteristicas sufren minimos cambios al concluir la inyeccion de agua
de baja salinidad. El valor de s,, se reduce hasta 0.1, lo que es igual a un decremento de 0.15. El
cruce de las curvas se produce a una saturacion s{ *** = 0.57, con un valor igual a 0.11 para la

permeabilidad relativa. Al finalizar el proceso LSWF, los extremos de las curvas pasan a 0.96 y
0.65, para el aceite y el agua, respectivamente.

El siguiente paso del estudio es ajustar modelos del tipo k. (s, ) a las curvas inicial y final de la
simulacion. Las curvas de permeabilidad relativa del agua y del aceite en funciéon de la saturacion
de agua que se obtienen del ajuste se muestran en la Figura 7.9. En este anélisis, el modelo
de Brooks-Corey fue empleado para la permeabilidad relativa del agua, mientras que un modelo
Brooks-Corey modificado fue usado para la permeabilidad relativa del aceite. En el grafico (a), de
la Figura 7.9, se presenta el ajuste para la etapa de alta salinidad. Por su parte, en (b) se observa
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el ajuste de k,(s,) para la etapa de baja salinidad.

Permeabilidad relativa

1.0 4 —— K, inicial
—— K, inicial
-¢- K, final

0.8 ~ -¢- Ky, final

0.2 0.4 0.6 0.8
Sw

Figura 7.8: Curvas de permeabilidad relativa. Las curvas de color rojo muestran el comportamiento de la permea-
bilidad relativa del aceite k.,, mientras que las azules la del agua k,.,. Las curvas de linea continua son para el
inicio de la etapa de baja salinidad; las lineas punteadas indican el término de la etapa.
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(a) Estado inicial. (b) Estado final.

Figura 7.9: Ajustes de las curvas de permeabilidad relativa. En el ajuste de la permeabilidad relativa del agua se
emple6 el modelo de Brooks-Corey, mientras que para la permeabilidad relativa del aceite se considerdé un modelo
Brooks-Corey modificado. (a) Ajuste para la etapa de alta salinidad y (b) de baja salinidad.



7.6. Anaéalisis de resultados 69

La Tabla 7.8 resume los pardametros del ajuste de las curvas de permeabilidad relativa, los
cuales pueden ser empleados en modelos a escala de laboratorio y/o yacimiento. Esto es una gran
ventaja ya que la mayoria de las veces los modelos k., (s,) s6lo se obtienen de forma experimental
o empirica. Por lo cual, las simulaciones a partir del enfoque de red de poros generan escenarios
del comportamiento de la permeabilidad relativa, bajo condiciones de interés.

Tabla 7.8: Principales valores de las curvas de permeabilidad relativa y parametros de ajuste.

Parametro HS LS
Extremo del agua (k2,) 0.35 0.65
Extremo del aceite (k2,) 0.97 0.96
Exponente del agua (n,,) 3.36  3.77
Exponente del aceite (n,) 1.69 1.91

Saturacion residual de agua (s,,) 0.07 0.07
Saturacion residual de aceite (s,-) 0.25 0.1

7.6. Analisis de resultados

A pesar de que este caso de estudio no pudo seguir cada una de las etapas de la metodologia
siteméatica propuesta, los resultados, reflejados en los modelos ajustados de p.(s,) y k-(S), mues-
tran que la red de poros conforma una herramienta para el estudio del método de recuperacion
mejorada. Estos modelos, de presion capilar y permeabilidad relativa, pueden ser empleados en
simulaciones a escalas mas grandes. Por ejemplo, la mayoria de las simulaciones del proceso de
LSWF a escala de laboratorio requieren de modelos de presion capilar y de permeabilidad rela-
tiva, los cuales, en la mayoria de las veces, los investigadores se ven forzados a emplear de casos
empiricos.

En general, los resultados muestran que el proceso de LSWF produce un ligero cambio en la
mojabilidad del sistema. En el cambio de alta a baja salinidad, conforme la concentracion del sis-
tema empieza a disminuir, el &ngulo de contacto empieza a reducirse, de tal forma que el sistema
pasa a una mojabilidad menos mojable por aceite. En este escenario, bajo condiciones geométricas
y topologicas invariantes de la red, la disminucion del d&ngulo de contacto provoca que se requiera
una mayor fuerza para desplazar al aceite de la red. Esto se visualiza en las curvas de presion capi-
lar para el inicio y término de la inyeccion de agua de baja salinidad. Al término de la simulacion,
la curva de presion capilar se encuentra por arriba de la curva inicial. Aunado a esto tltimo, los
efectos del cambio de mojabilidad en la red se pueden confirmar en las curvas de permeabilidad
relativa.

La curva de permeabilidad relativa, tras el proceso LSWF, se desplaza hacia la derecha, lo cual
es un comportamiento frecuente en la recuperacion por inyecciéon de agua de baja salinidad. La
saturacion de agua a la que se da el cruce de k,, y k., pasa de 53% a 57 %, respectivamente, lo
que indica que el sistema pasa a una mojabilidad menos mojable por aceite. Mientras tanto, un
valor bajo de k,,, a bajas saturaciones de agua es una caracteristica de los sistemas de mojabilidad
mixta.
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Capitulo

Caso de estudio 2: Carbonato

Este caso de estudio tiene como finalidad evaluar el impacto de la inyeccién de agua de baja
salinidad sobre la curvas de presion capilar y permeabilidad relativa, para una roca carbonato.
De la revision de la literatura, se seleccioné el trabajo de Yousef et al. (2011) para el presente
analisis. Yousef et al. (2011) muestran los resultados de diferentes estudios de laboratorio para
inyecion de agua de baja salinidad en carbonatos, y asi investigar el impacto de la salinidad y
la composicion iénica en las interacciones aceite-salmuera-roca. Por dltimo, Yousef et al. (2011)
establecen conclusiones sobre posibles mecanismos de recuperacion. Las principales propiedades
consideradas en esta secciéon se muestran en la Tabla 8.1.

Tabla 8.1: Principales propiedades tomadas de Yousef et al. (2011) para establecer el sistema.

Propiedad Valor Unidad
Longitud (L) 0.041 m
Diametro (d) 0.038 m
Porosidad (¢) 0.251 m3/m3
Permeabilidad absoluta (k) 3.91E-14 m?
Temperatura (77) 373.15 K
Presion (p) 12.4 MPa
Aceite original en el nicleo (OOIC) 0.896 m3 /m?
Agua original en el nicleo 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 difusion/dispersion 2.15E-09  m?/s

Es importante establecer que el trabajo seleccionado solamente proporciona los datos de entra-
da para el caso de estudio. Ademas, al ser Yousef et al. (2011) un trabajo a escala de laboratorio, la
comparacion de la recuperacion de aceite bajo el enfoque de red de poros no es abordada. A pesar
de que la fuente de informacién es un trabajo a escala de laboratorio, los datos y propiedades re-
portados ayudan a establecer el modelo a escala de poro, ya que es suficientemente necesaria para
describir el proceso de inyeccion de agua de baja salinidad. Sin embargo, los resultados aqui obte-
nidos no pueden considerarse para compararse con los del autor; Yousef et al. (2011) no presentan
curvas de presiones capilares ni de permeabilidades relativas.
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8.1. Modelo de red de poros

Este caso igual considera una muestra de roca reportada en el Imperial College Consortium on
Pore-scale Modelling. La muestra pertenece a un carbonato genérico y es denominada como C2
(ICL, 2014a). Las imagenes de la muestra fueron obtenidas por microtomografia computarizada
(Dong, 2007). De la informacion de tamanos de poro y garganta, se ajustaron funciones de dis-
tribucion de probabilidad y posteriormente se modificaron los pardmetros de la distribucién, para
asi obtener valores de porosidad y permeabilidad similares a los del trabajo de Yousef et al. (2011)
(véase Tabla 8.1). Ademas, la red extraida de la muestra C2 fue considerada sin modificacion algu-
na; es decir, la topologia de la red fue invariante en el estudio. De esta forma se garantiza trabajar
con la topologia propia de un carbonato. A esta version de muestra carbonato se le denominara
C2-Yousef. La Figura 8.1 muestra la red de poros para la muestra C2-Yousef.

Figura 8.1: Modelo de red de poros empleado en el caso de estudio 2. Para generar este modelo se consider6 la red
de un carbonato genérico y las distribuciones de tamanos de poro y garganta, las cuales garantizan reproducir la
porosidad y permeabilidad reportada por Yousef et al. (2011).

El modelo de red de poros esta conformado por 4311 poros y 7668 gargantas, los cuales son
representados por esferas y cilindros, respectivamente. El modelo representa un cubo de 2.14E-3
[m| por lado, con un volumen de 9.77E-9 [m3]. En general, la red presenta zonas altamente densas
por poros y gargantas, asi como considerables regiones vacias. Esto se atribuye a la complejidad
que poseen los carbonatos para la caracterizacion de su estructura interna. Las técnicas de proce-
samiento de imégenes tienen que tratar la microporosidad y fracturas en carbonatos. Por ultimo,
si se desea representar la estructura porosa mediante poros y gargantas mas complejos, es necesa-


http://www.imperial.ac.uk/earth-science/research/research-groups/perm/research/pore-scale-modelling/
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rio tomar en cuenta otras propiedades geométricas, tales como el grado de angularidad, didmetro
inscrito y efectivo, factor de forma, entre otras. Esta nueva informacién sélo puede obtenerse a
partir de técnicas de imagenes de alta resolucion, tecnologias que aunque actualmente estan en
creciente demanda, no son de facil acceso (desde de un punto de vista econémico). La geometria
de la red cumple las hipétesis y consideraciones del modelo de flujo y transporte desarrollado en

este trabajo. En la Tabla 8.2 se resumen las principales caracteristicas de la red para la muestra
C2-Yousef.

Tabla 8.2: Descripciéon del modelo de red de poros.

Carbonato C2-Yousef

Red irregular
4311 poros
7688 gargantas
Volumen = 9.77E-6 [m?]
Porosidad = 24.41 (%)
Permeabilidad = 3.76E-14 [m?|

Red

Poros: esferas
Gargantas: cilindros
Seccion transversal: circular
Diadmetros obtenidos de distribuciones

Geometria

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

Fisica

La Figura 8.2 muestra la comparacion de tamanos de poros y gargantas entre el carbonato C2
y la muestra sintética C2-Yousef. El grafico (a) presenta el histograma de didmetros de poro, el
cual indica la frecuencia de los valores. Los diametros de poro de la muestra C2 son los que obtuvo
Dong et al. (2007) por micro-CT. Los valores de diametro para la red C2-Yousef fueron generados
por una distribuciéon de probabilidad. La distribuciéon de probabilidad se establecié al ajustar una
funcion a los datos originales del carbonato C2 y perturbar los parametros de la distribucion.
La seleccion de los parametros de la distribucion se realizo, de forma determinista, hasta obtener
valores de permeabilidad absoluta y de porosidad similares a los del trabajo de Yousef et al. (2011).
En la Figura 8.2, el grafico (b) es la comparacion de distribuciones de tamanios de garganta. Este
proceso, para generar los tamanos, no considera una dependencia con la localizacion, ni con otras
propiedades geométricas de poros y gargantas. La Tabla 8.3 resume las principales caracteristicas
de las distribuciones de diamtero de las muestras C2 y C2-Yousef.

Tabla 8.3: Distribuciones de probabilidad para didmetros de poro y garganta.

Propiedad Distribuciéon Forma Localizacion Escala
Poros C2 Lognormal 0.6 -1.5 11
Poros C2-Yousef Lognormal 0.2 0 75
Gargantas C2 Lognormal 0.7 -0.3 5

Gargantas C2-Yousef  Lognormal 0.9 1 30




74 Capitulo 8. Caso de estudio 2: Carbonato

Histograma del didmetro de poro Histograma del didmetro de garganta
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Figura 8.2: Histograma de los diametros de poro y garganta. A partir de la informacién original de tamanos de
poro y garganta del carbonato C2, se ajustaron funciones de distribucién de probabilidad y posteriormente se
modificaron los parametros de la distribucion, para asi obtener valores de porosidad y permeabilidad similares a
los del trabajo de Yousef et al. (2011). En (a) se observa la distribucion de tamanos de poro de las muestras C2
(verde) y C2-Yousef (naranja), mientras que (b) es para los tamafos de gargantas.

8.2. Fluidos

La simulacién 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 denominara fluido de alta salinidad (HS). El fluido de
baja salinidad (LS) es agua de mar, cuya concentracion es casi una cuarta parte de la del fluido
de alta salinidad. La Tabla 8.4 presenta las principales propiedades consideradas de los fluidos.

Tabla 8.4: Propiedades de los fluidos reportados por Yousef et al. (2011) y que son considerados en la simulacion
del proceso LSWF.

Propiedad Aceite  Agua de formacion  Agua de mar  Unidad
Densidad 873.0 1,108.3 1,015.2 kg/m3
Viscosidad 1E-03 4.76E-4 2.72E-04 Pa.s
Tension interfacial — 0.0397 0.0339 N/m
Angulo de contacto — 92 80 (®)
Concentraciéon — 213,000 57,600 ppm

La informacion de los fluidos se reporta en el trabajo de Yousef et al. (2011). La viscosidad,
la tension interfacial y el angulo de contacto son las principales propiedades de los fluidos que se
requieren en el modelo de red de poros. La densidad y viscosidad de los fluidos fueron medidas
a temperatura de yacimiento, 373.15 [K] (100 °C). Los dos fluidos de inyeccion se prepararon a
partir de agua destilada y productos quimicos con base a un anélisis geoquimico de muestras de
agua de yacimiento. La Tabla 8.5 muestra el analisis geoquimico y las concentraciones quimicas
correspondientes para cada fluido.
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Tabla 8.5: Analisis geoquimico de los fluidos (Yousef et al., 2011).

Tones Agua de formacion [ppm| Agua de mar [ppm]

Sodio 59,491 18,300
Calcio 19,040 650
Magnesio 2,439 2,110
Sulfato 350 4,290

Cloro 132,060 32,200
Carbonato 0 0
Bicarbonato 354 120

Solidos totales disueltos 213,734 57,670

8.3. Descripcién de la simulacién del proceso LS WF

En el proceso de LSWF, el agua de formaciéon representa al fluido de alta salinidad, y la
inyeccion con este fluido en la red es denominada como etapa de alta salinidad. Por su parte, el
agua de mar es el fluido de baja salinidad, y su respectivo proceso de inyecciéon es denominado
como etapa de baja salinidad. De acuerdo con el flujo propuesto para el proceso LSWF (Capitulo
6), el problema de flujo y transporte se resuelve de forma desacoplada; primero se simula flujo
en la red, y con el campo de presion resultante se resuelve el transporte. Por lo cual, el ingreso
secuencial de los fluidos de alta y baja salinidad en la red representa el método de inyeccion de
agua de baja salinidad, donde la inyecciéon de un fluido de alta salinidad es seguido de un fluido con
menor salinidad. La Tabla 8.6 resume las principales propiedades empleadas para la simulacion
del caso 2.

Tabla 8.6: Propiedades consideradas en el problema de transporte para el caso 2.

Propiedad HS LS Unidad
Tiempo de simulacion (¢g;,) 7,000 7,000 s
Paso de tiempo (At) 1 1 s
Concentracion inicial en la red (cp) 0 cHinal ppm
Condicién de frontera de entrada (¢;,) 213,000 57,600 ppm
Condicion tipo Neumann en la salida 0 0 ppm/m

De la simulacion de flujo y transporte se obtienen estados de concentracion para cada iteracion
o paso de simulaciéon. El modelo de flujo y transporte propuesto permite obtener valores de concen-
tracion 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 Figura 8.3 y Figura 8.4 muestran los estados de concentracion de sal en la red para
las etapas de alta y baja salinidad, respectivamente. En ambos conjuntos de graficos, se muestran
los resultados para diferentes tiempos de simulacion (0, 1400, 2800, 4200, 5600, y 7000 segundos).
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Figura 8.3: Estado de concentraciones en poros y gargantas de la red para la etapa de alta salinidad (HS). Las
imégenes muestran el estado de la simulacion para 0, 1400, 2800, 4200, 5600, y 7000 segundos, respectivamente.
Estos graficos permiten apreciar el ingreso y flujo del fluido de alta salinidad en la red. La direccion de la inyeccion
fue de izquierda a derecha.
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Figura 8.4: Estado de concentraciones en poros y gargantas de la red para la etapa de baja salinidad (LS). Las
imégenes muestran el estado de la simulacion para 0, 1400, 2800, 4200, 5600, y 7000 segundos, respectivamente.
Estos graficos permiten apreciar el ingreso y flujo del fluido de baja salinidad en la red. La direccién de la inyeccion
fue de izquierda a derecha.
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En la Figura 8.3, cuando concluye la inyeccion de agua de alta salinidad solamente los poros de
entrada y algunos poros vecinos alcanzan la concentracion de alta salinidad (213,000 [ppm]). Sin
embargo, existen poros y gargantas con valores de concentracion muy por debajo a la condiciéon
de baja salinidad (57,600 [pmm]|). Por su parte, en la Figura 8.4, al término del proceso de
baja salinidad mayor parte de la red posee una concentracion cercana a 60,000 [ppm]|. Es de
notar la existencia de poros y gargantas que no son afectados significativamente por las etapas
de recuperacion (HS y LS). De acuerdo con la escala de color para visualizar los valores de
concentracion, las regiones de la red de color azul marino corresponden a los poros y gargantas
cuya concentracion es menor a ~30,000[ppm/|, tanto en HS como en LS. Inclusive, hay elementos
de concentracion igual a cero. En principio, el tiempo que dura cada etapa de recuperaciéon no
es el suficiente para que los poros y gargantas mencionados alcancen las condiciones de HS y
LS. Esto se atribuye a tamafios de gargantas lo suficientemente “pequefios” como para limitar los
efectos advectivos del transporte. En principio, para este caso particular, estos poros y gargantas
conforman zonas de no flujo, los cuales no contribuyen en el célculo de la permeabilidad absoluta.

O
)

Conductancia hidraul

Figura 8.5: Valores de conductancia hidraulica en la red para la etapa de baja salinidad. (a) Los valores de
conductancia hidraulica se visualizan en una escala no lineal. Cuando el valor de conductancia hidraulica es mayor
a 1E-11 [m®Pa~'s71], la garganta presenta una tonalidad verde. Por debajo de este valor las gargantas se observan
con un color blanco. Es importante notar que estos elementos conforman una region similar al de la concentracion
de sal en la red para <30,000 [ppm]. Ademas, se observa gargantas de color blanco conectadas a los poros de salida
(esferas de color rosa con diametro constante). (b) Presenta una vista de la red tal que la direccion del flujo sale
del plano de la imagen (plano Y Z). De esto, se muestra que la mayoria de los poros de salinidad se encuentran
conectados a gargantas con valor de conductancia hidraulica menor a 1E-11 [m3Pa~1s~1].

En la Figura 8.5 se presentan los valores de conductancia hidraulica que poseen las gargantas
para la etapa de baja salinidad. Los valores de conductancia hidréulica se visualizan en una escala
no lineal. En el grafico (a) se observa que, cuando el valor de conductancia hidraulica es mayor a
1E-11 [m3Pa~1s7Y], la garganta tiene una tonalidad verde. Por debajo de este valor las gargantas
se visualizan con un color blanco. Es importante notar que estos elementos conforman una regiéon
similar al de la concentracion de sal en la red para < 30,000 [ppm| (Figura 8.4). Ademas, se apre-
cian gargantas de color blanco conectadas a los poros de salida (esferas de color rosa con didmetro
constante). En (b) de la Figura 8.5 se presenta una vista de la red tal que la direccion del flujo sale
del plano de la imagen (plano Y Z). En esta perspectiva, se nota que la mayoria de los poros de
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salida se conectan a gargantas con valor de conductancia hidraulica menor a 1E-11 [m?Pa~ts™1].
A partir de esto, se confirma que la region de concentracion < 30,000 [ppm], en la Figura 8.4,
es debida a que las gargantas conectoras conforman un zona de no flujo, y por consecuencia, son
restringidos los procesos advectivos de transporte. Esto dltimo da lugar a que las gargantas en
discusion no alcancen la condicion baja salinidad, para el tiempo de simulaciéon considerado.

A partir del estado de concentraciones referentes al proceso LSWEF, se estima el valor del
angulo de contacto para cada garganta mediante la Ecuacion 6.1. De esta forma, se cuantifica
el impacto de la salinidad sobre la mojabilidad. Este célculo se realiz6, de forma desacoplada,
para cada secuencia de la simulacién de flujo y transporte en la red. Aunque la Ecuaciéon 6.1 s6lo
contempla los efectos de la concentracion, de una forma simplificada, este enfoque conforma un
primer preambulo para evaluar el efecto de la salinidad sobre el &ngulo de contacto. En la mayoria
de los trabajos a escala de laboratorio el &ngulo de contacto se considera constante para el dominio
bajo estudio (propiedad heterogénea). Sin embargo, en este estudio a escala de poro, se muestra
que existe una variabilidad espacial de esta propiedad roca-fluido debida a la salinidad. La Figura
8.6 presenta los valores de angulo de contacto en gargantas, para el término de inyeccién de agua
de alta y baja salinidad. En (a), se presenta el estado de la propiedad roca-fluido cuando concluye
la etapa HS, mientras que el grafico (b) es para el término de la etapa LS.
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Figura 8.6: Angulos de contacto en las gargantas de la red para el procesos de inyeccion de agua de baja salinidad.
(a) Muestra los valores de angulo de contacto al término de la inyeccion de agua de alta salinidad (HS), mientras
que, (b) es el estado al concluir la inyeccion de agua de baja salinidad (LS). La direcciéon de la inyeccion fue de
izquierda a derecha.

En la Figura 8.6 se observa que, durante la inyeccién de agua de alta salinidad se alcanza
un valor de angulo de contacto entre 92° y 76°. Al igual que con la concentraciéon de sal, las
gargantas proximas a la frontera de entrada son las que poseen valores altos de dngulo de contacto,
con respecto al resto de la red. En contraste, conforme se aproxima a la frontera de salida los
valores angulo de contacto disminuyen hasta alcanzar el valor minimo (76°). Este comportamiento
prevalece cuando concluye la etapa LS, el valor maximo de angulo de contacto es 82°; y el minimo
es 76°. Similar a concentracion de sal, prevalecen regiones en la red donde el valor de angulo de
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contacto es menor a la condicion de baja salinidad (80°). Esto es debido a que en la red hay zonas
donde la concentracion de sal es menor a 30,000 [ppm|, y dado que se emplea una relacion lineal
del tipo 6(c), se calculan valores de angulo de contacto por debajo del valor experimental para
LS. Al el término de la etapa de LS, se realizé6 un analisis exploratorio de los valores de angulo
de contacto. Este anélisis permite observar la variabilidad de la propiedad roca-fluido debido al
proceso LSWF. La Tabla 8.7 reporta los estadigrafos calculados. De acuerdo con el valor de la
media (79.34°), la red posee valores de dngulo de contacto cercanos la condicién de baja salinidad
(80°). Ademas, los datos no se dispersan demasiado respecto al valor de la media (varianza igual
a 2.88). Esta informaciéon se complementa con la Figura 8.7, la cual es el histograma del angulo
de contacto. En el histograma se observa que varios datos se concentran alrededor de la media.
Sin embargo, existe otra acumulacion de datos en el valor minimo de angulo de contacto (75.55°).
Estos valores corresponden a las regiones de la red donde la concentracion de sal no alcanza la
condicién de baja salinidad. En la parte superior del histograma se incluye un gréafico de caja
con respecto al eje de las abscisas del histograma. El grafico de caja muestra los valores minimo,
primer cuartil, mediana, media, tercer cuartil, maximo, y datos atipicos (valores distantes al resto
de los datos).

Tabla 8.7: Estadigrafos del angulo de contacto Histograma del angulo de contacto

al término del proceso de LSWF
aEEne ———— A ——
Estadigrafo 0
N 4311 0
Minimo 75.55 H4
Primer cuartil 78.94 227 j
Mediana 80.06 ® 107 ]
Media 79.34 Cos8
Tercer cuartil 80.34 § 0.6 l
Maximo 82.14 * 04 U
Rango 6.56 0 1 W
Rango Intercuartil 1.39 S T H_ I-.ml
Varianza 2.88 76 77 78 79 80 81 82
Desviacion estandar  1.69 Angulo de contacto
Asimetria -1.41 Figura 8.7: Histograma de los valores de arigulo de contacto al tér-
Curtosis -0.47 mino del proceso de LSWF. Estos valores se calcularon a partir de la

Ecuacion 6.1 y fueron empleados para el algoritmo de drene primario.

8.4. Presion capilar

A partir de los valores de angulo de contacto, se resuelve el algoritmo de drene primario en la
red (véase Apéndice B). En principio, para cada iteracion del problema de flujo y transporte, se
realiz6 drene primario de forma desacoplada. En este algoritmo, el agua de inyeccién es considerada
como el fluido mojante, mientras que un aceite de interés es el fuido no mojante. Como resultado
al algoritmo, es obtenida la curva de presion capilar. Mediante la simulacion desacoplada de flujo-
transporte-drene primario, se observa como es que el cambio de concentracién de sal en la red,
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que representa al proceso LSWF, desplaza y modifica la curva de presion capilar del sistema. A
este nivel de estudio, el impacto que tiene el cambio de mojabilidad es la de modificar o establecer
zonas preferenciales de flujo, asi como una redistribucion del aceite, dado que la presion capilar en
una garganta dada puede incrementar o disminuir. Para la red C2-Yousef, la Figura 8.8 muestra
las curvas de presion capilar debidas a la etapa LS. En el grafico (a), se presentan las curvas de
presion capilar para diferentes tiempos de simulacion (el tiempo de simulacion para cada curva
estd descrito como ¢ = nimero de curva x 2 x 70 [s]). En (b) se grafica p.-s,, para el inicio y
término de la etapa de baja salinidad.
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(a) Simulaciones (b) Estado inicial y final

Figura 8.8: Curvas de presion capilar que muestran el efecto de la salinidad. (a) Curvas de presiéon capilar para
diferentes tiempos de la simulacién de inyeccién LS, en las cuales se observa un ligero cambio en la mojabilidad
del sistema roca-fluido; el sistema cambia a una mojabilidad méas afin al agua. El tiempo de simulacién para cada
curva esta descrito como ¢ = nimero de curva x 2 x 70 [s]. (b) Presenta las curvas de presion capilar al inicio
(rojo) y final (azul) de la inyecciéon 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
caracterizaba por una mojabilidad intermedia o neutra. Al término de la etapa de alta salinidad,
el sistema prevalece con una mojabilidad intermedia, pero con cierta tendencia al aceite. Esto se
visualiza en la Figura 8.8, donde la curva de color rojo en (b) es para la condicion inicial de la etapa
de LS, y a su vez es la condicion final de la etapa HS. Los valores de esta curva de presion capilar
van desde -5 hasta 25 [kPal. Esta transicion 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. Conforme la saturaciéon de agua disminuye, la presion tiende a incrementar y
volverse positiva. Para valores de s,, < 0.8 la presion 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 presion capilar es positiva (curva azul en el grafico (b) de la Figura 8.8).
En general, al término del proceso LSWF, la mojabilidad del sistema posee una ligera preferencia
hacia el agua; es decir, existe una ligera modificaciéon de la mojabilidad debido al proceso LSWEF.
Sin embargo, es dificil establecer una clara y significativa diferencia en el cambio de mojabilidad

para este caso de estudio, dado que el rango de angulo de contacto (92° - 76°) pertenece al de
mojabilidad intermedia o neutra.
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Tras obtener la familia de curvas de presion capilar para una etapa de recuperacién por inyec-
cion de agua de baja salinidad, se realizé un ajuste de curvas mediante el modelo de Brooks-Corey
(Brooks y Corey, 1964). La principal ventaja de obtener un modelo de presion 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.(sy, 0,0, ...), lo cual queda como tema
de estudio futuro. La Figura 8.9 presenta los ajustes de curvas obtenidos para presion capilar. El
ajuste no toma en cuenta el cambio de mojabilidad del sistema, por lo que el célculo excluye los
datos (s, p.) para presion negativa. En el grafico (a) es mostrado el ajuste p.(s,) para el inicio
de la etapa LS, mientras que (b) es para el término de la etapa. Los parametros de ajuste son
mostrados en la Tabla 8.8.

led Presién capilar led Presién capilar
2.51 *  Simulaciéon 254 % #  Simulacion
* Brooks-Corey * Brooks-Corey
2.0 2.0
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(a) Estado inicial (b) Estado final

Figura 8.9: Ajuste de curvas de presion capilar para el (a) inicio y (b) final de la etapa de recuperacion mejorada
de aceite. Los puntos en color azul representan los valores calculados en el algoritmo de drene primario. Los puntos
de color naranja son obtenidos con el modelo p.(s,) ajustado; la linea naranja punteada muestra la tendencia de
la curva.

Tabla 8.8: Ajuste de curva de presion capilar empleando el modelo de Brooks-Corey.

Parametros de ajuste HS LS
Exponente A 1.78 1.24
Coeficiente p, 989 1002

Saturacion residual de agua (s,,.) 0.26 0.27
Saturacion residual de aceite (s,.) 0.25 0.1

8.5. Permeabilidad relativa

Es empleado el modelo de Rodriguez y Teyssier (1973) para estimar las curvas de permeabilidad
relativa. La Figura 8.10 muestra las curvas de permeabilidad relativa del aceite k., y del agua k.,
para el inicio y término de la etapa LS. En la Figura 8.10, al iniciar la inyeccién del fluido de baja
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salinidad (curvas de linea continua), cuando la saturacion de agua es igual a 72 % indica que el
tnico 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 0.15, mientras que la permeabilidad relativa al aceite es
practicamente 0. Cuando la saturacion de agua en la red es de 72 %, la saturacion de aceite s,
es de 28 %. Este valor de saturacion de aceite se denomina saturacion de aceite critica; es decir,
la saturacion a la que el aceite comienza a fluir a medida que la saturacion 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 saturacion de agua critica y puede ser mayor o igual
a la saturacion de agua irreductible. Por su parte, al término del proceso de LSWF, las curvas
de linea punteada presentan un ligero desplazamiento hacia la derecha, en comparaciéon 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, antes de que el aceite sea
movil en la red, la permeabilidad relativa al agua se incrementa de 0.15 a 0.40 (extremos de la
curvas de k), para los estados inicial y final.

Permeabilidad relativa

K.y inicial
Ko inicial
K. final
Ko final

»
&
*
sl OV
0I3 0I4 0I5 0i6 0I7 0I8

Sw

Figura 8.10: Curvas de permeabilidad relativa. Las curvas de color rojo muestran el comportamiento de la permea-
bilidad relativa del aceite k..,, mientras que las azules la del agua k,.,. Las curvas de linea continua son para el
inicio de la etapa de baja salinidad; las lineas punteadas indican el término de la etapa. Estas curvas muestran un
ligero cambio en la mojabilidad del sistema roca-fluido, debido al efecto de la salinidad.

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 permea-
bilidad relativa del agua, mientras que un modelo Brooks-Corey modificado fue empleado para la
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permeabilidad relativa del aceite. Las curvas de permeabilidad relativa del agua y del aceite en
funcion de la saturacion de agua que se obtienen del ajuste se muestran en la Figura 8.11.
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(a) Estado inicial (HS). (b) Estado final (LS).

Figura 8.11: Ajustes de las curvas de permeabilidad relativa. En el ajuste de la permeabilidad relativa del agua se
empled el modelo de Brooks-Corey, mientras que para la permeabilidad relativa del aceite se consideré un modelo
Brooks-Corey modificado. (a) Ajuste para la etapa de alta salinidad y (b) de baja salinidad.

En la Tabla 8.9 se resumen los parametros del ajuste de las curvas de permeabilidad relativa.
Las curvas obtenidas a partir de la metodologia propuesta conforman un punto de partida para
la modelacion de la inyeccion de agua de baja salinidad mediante modelos de red de poros. Ade-
maés, con esta metodologia pudieran ser modificadas y/o ajustadas las curvas de permeabilidades
relativas durante el ajuste de la curva de produccion de los experimentos de recuperacion.

Tabla 8.9: Principales valores de las curvas de permeabilidad relativa y parametros de ajuste.

Parametro HS LS
Extremo del agua (k2,) 0.15 0.40
Extremo del aceite (k2,) 0.98 0.99
Exponente del agua (n,,) 4.00 3.87
Exponente del aceite (n,) 1.45 2.00

Saturacion residual de agua (s,,) 0.26 0.27
Saturacion residual de aceite (s,.) 0.25 0.1

8.6. Analisis de resultados

En este caso de estudio se evaluaron los efectos de la salinidad sobre el angulo de contacto
para un carbonato. Por lo cual, se considerd informacion de libre acceso para los tamanos de poros
y gargantas. Estos datos provienen del procesamiento de imagenes de alta resolucion, las cuales
fueron obtenidas por microtomografia computarizada. Aunque esta informacién pertenece a un
carbonato genérico, se consider6 a la porosidad y la permeabilidad para generar un medio anal6go
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a una muestra de carbonato empleado en pruebas experimentales de recuperacion via LSWF, a
escala de niicleo. Con base en esta nueva informacion de tamanos de poros y gargantas, se esta-
blecié un modelo de red de poros representativo del carbonato de interés. Sin embargo, para el
caso de estudio se consider6 la misma topologia del carbonato genérico, por lo que no se aborda
la influencia de la conectividad del carbonato de interés sobre las propiedades efectivas.

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
simulacion. Esto se ve reflejado en los dngulos de contacto; en la inyeccion HS se alcanza un valor
méximo de hasta 92°, mientras que en LS es de 82°. Ademés, 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 ultimo contrasta con las consideraciones de la mayo-
ria de los estudios a escalas méas grandes, donde el dngulo 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 de permeabilidad relativa.

En la inyeccion de agua de alta salinidad, la red alcanza una mojabilidad con mayor preferencia
hacia el aceite, comportamiento que se refleja en la curva de presion capilar. En esta curva se
presentan valores negativos de p., lo cual indica que parte de la red posee mojabilidad por el
aceite. Esta condicién se modifica tras finalizar el proceso LSWF, donde la nueva mojabilidad
de la red tiene una mayor afinidad al agua, lo que se observa en la curva de presion capilar
correspondiente. Este cambio de mojabilidad se reafirma en las curvas de permeabilidad relativa,
donde se aprecia un ligero desplazamiento de la curva inicial hacia la derecha, dando lugar a
la curva correspondiente al proceso LSWF. Para estos estados de la simulacion, en el cruce de
las curvas de k,, la saturacion de agua s °*° pasa de 0.66 a 0.68. A pesar de ser un cambio

no tan significativo, este comportamiento es caracteristico en sistemas que presentan cambio de
mojabilidad.
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Capitulo

Conclusiones y trabajo futuro

En este trabajo se investigd el impacto de la inyeccién de agua de baja salinidad sobre las
curvas de presion capilar y de permeabilidad relativa mediante el enfoque de red de poros. En
el enfoque de red de poros la estructura interna del medio se discretiza a través de una red de
tuberias o capilares, las cuales poseen formas regulares, por lo que los fenémenos modelados invo-
lucran tanto la geometria como la conectividad del medio. Por esta razén, un modelo de transporte
advectivo-difusivo fue desarrollado, implementado y validado para el enfoque seleccionado. Este
modelo calcula el valor de la concentracion efectiva tanto en los poros como en las gargantas de la
red. En la literatura, la mayoria de los modelos de transporte sélo determinan la concentracion en
poros; por lo cual, el modelo aqui presentado posee una ligera ventaja sobre los primeros. Dado
que la presion capilar es regida por las gargantas, el conocer la concentracion efectiva en gargantas
permite evaluar el impacto que tiene la salinidad sobre las curvas de presion capilar.

En comparacién con los enfoques clasicos, una ventaja de las redes de poros es que el calculo de
la presion capilar se vuelve una tarea no tan compleja. El algoritmo empleado toma fundamentos
de la teoria de percolacion, siendo el enfoque de percolacion de invasion la que permite describir el
proceso fisico de drene primario, del cual son obtenidas las curvas de presion capilar. Este algorit-
mo toma en cuenta la ecuacion de Young-Laplace para tubos capilares y tiene como parametros
el radio de garganta, la tension interfacial y el 4ngulo de contacto. La forma de relacionar la sali-
nidad y la presion capilar es a través del angulo de contacto; se consider6 una ecuacion lineal para
el angulo de contacto en funcién de la concentracion efectiva. A pesar de que esta expresion no
toma en cuenta algtn otro mecanismo de LSWF, ni parametros geométricos de la red de poros,
los valores obtenidos concuerdan con el comportamiento esperado y reportado en la literatura. A
partir de esta expresion, se observaron durante y al término de la simulacion la existencia de una
distribucion de dngulos de contactos en las gargantas de la red. Este hecho denota la variabilidad
espacial del angulo de contacto debida al proceso LSWF. Esta condiciéon sugiere que al menos la
mojabilidad debe investigarse a una escala pequena como la de poro.

El modelo de estudio fue aplicado en dos casos para describir a una arenisca y a un carbonato.
La simulacién del proceso de inyeccion de agua de baja salinidad fue establecida a partir de in-
formacion experimental y de la literatura. De las simulaciones se estimaron las curvas de presion
capilar y de permeabilidad relativa para cada paso de tiempo. En el caso de la arenisca, se contd
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con la minima informacion requerida para establecer el caso de estudio. No obstante, los modelos
ajustados de p.(sy) v kr(Sw) son muestra de que el flujo de trabajo empleado puede conformar
una herramienta para la estimaciéon de propiedades efectivas de flujo. Esto tuvo mayor impacto
en el caso de carbonato; en cierto grado, las curvas obtenidas pueden considerarse caracteristicas
de la prueba experimental de donde se tomo6 la informacion de entrada. Sin embargo, dado que
no se conté con imagenes de la muestra propia, este trabajo tuvo que recurrir a informacion de
libre acceso para generar una red anéloga. La porosidad y la permeabilidad absoluta fueron las
propiedades que permitieron pasar de un medio genérico a el medio de los casos de estudio. En
general, en cada caso desarrollado, las curvas de presion capilar muestran un ligero cambio de
mojabilidad; el sistema pasa de una mojabilidad intermedia o neutra a una mojabilidad més afin
al agua. Estos efectos se confirman en las curvas de permeabilidad relativa.

Este trabajo sigui6 una metodologia sisteméatica propuesta para estudiar el proceso de inyec-
cién de agua de baja salinidad mediante el enfoque de red de poros. La principal ventaja de esta
metodologia es que posee un caracter general y a la misma vez flexible, ya que las etapas y la
secuencia de trabajo no son restrictivas. Ademaés, esta propuesta puede emplearse en cualquier
fenémeno de interés para medios porosos. Sin embargo, en el flujo de trabajo sugerido, diferentes
areas multidisciplinarias pueden ser requeridas, tales como la estadistica, geoestadistica, procesa-
miento de imégenes, ajuste de curvas, entre otras. Este estudio se caracteriza por presentar una
metodologia sistematica. En la literatura sobre modelos de red de poros, se han reconocido técnicas
y procedimientos recurrentes para el estudio de diferentes fenémenos, pero no se ha establecido
un flujo de trabajo concreto para esta escala.

A lo largo del desarrollo de la investigacion, varias areas de estudio fueron ubicadas como
complementarias o para extender los alcances del tema de estudio. Sin embargo, estos campos
son consideradas como trabajo futuro y/o oportunidades de estudio para el lector. Respecto a las
imégenes de alta resolucion, la incorporacion de técnicas estocésticas tanto en el estudio de la
variabilidad espacial del medio como en el procesamiento de imagenes es sugerida. Esto es debido
a que el anéalisis y la informacion de una s6la muestra de roca no pueden ser considerados como
representativos del medio. Asimismo, una gran oportunidad de trabajo es establecer una biblioteca
digital de libre acceso para la caracterizacion de rocas genéricas del pais (véase The Imperial College
Consortium on pore scale modelling y The Digital Rocks Portal). En este trabajo, se muestra el
cambio de la mojabilidad debido a la salinidad. En el proceso LSWF se han propuesto varios
mecanismos que propician la recuperacion de aceite. Mecanismos como el transporte de finos, el
intercambio i6nico multicomponente y la disolucién mineral pueden ser abordados con el enfoque
de red de poros. Ademas, en el contexto presentado, no solo el dngulo de contacto puede verse
afectado por la salinidad; la tension interfacial y la viscosidad pueden presentar cambios en su
comportamiento debidos al LSWF. Otro punto es el modelo de transporte para el enfoque de red
de poros; éste puede extenderse al considerar procesos de reaccion-adsorcion. Esta caracteristica,
por ejemplo, permitiria modelar tanto el crecimiento/disolucion de poros y gargantas como el
desprendimiento de finos. Por tltimo, respecto a la estructura de las redes de poros, queda atn
por examinar formas irregulares para la representacion de poros y gargantas, lo cual se sumaria a
los efectos sobre la mojabilidad.


http://www.imperial.ac.uk/earth-science/research/research-groups/perm/research/pore-scale-modelling/micro-ct-images-and-networks/
https://www.digitalrocksportal.org/

Apéndice

FEcuaciones constitutivas

A.1. Algunos conceptos

Con base en (Arana et al., 2007) y (Lake, 1983):

Saturacion irreductible

La saturacion irreductible (también conocida como intersticial o congénita) indica la fraccion
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 producciéon y/o procesos
de desplazamiento.

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 saturacion del fluido (por ejemplo agua, aceite) residual o remanente. El término residual
es usualmente asociado con la fase no mojante.

Saturacion critica

La saturacion minima a la cual un fluido inicia su movimiento a través de un medio poroso bajo
un gradiente de presion capilar. La saturacion critica puede ser mayor o igual que la saturacion
irreductible.
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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
fluidos diferentes a los fluidos existentes en un yacimiento. Para poder emplear la informacion
disponible del sistema conocido, se puede realizar una conversion de los datos de laboratorio a
condiciones de yacimiento (sistema objetivo). La conversion se realiza considerando que la per-
meabilidad, la porosidad y la presion capilar estan correlacionados por la funcién J de Leveret
(Diaz-Viera et al., 2010; Martinez-Mendoza y Diaz-Viera, 2018).

1/2
g _ Pelk/9)' (A1)
o cosf
donde k es permeabilidad, ¢ es porosidad, o es la tension 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

Hg—a
c
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= < (A.2)
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lo cual, resulta que
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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 inmisci-
bles 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.

A.3.1. Modelo de Brooks-Corey

Uno de los modelos mas usados en la industria petrolera y en fisica de suelos es el de Brooks
y Corey (1964). Brooks y Corey (1964), con base en varias mediciones de presiones capilares en
medios consolidados, establecieron que las curvas de presion capilar para drene primario pueden
ser representadas por funciones lineales de la forma:

log(pe) = — log(s.) +log(n) (A4)

Donde, p. es presion capilar, p; es la presion de entrada, A es un indice que caracteriza la distri-
bucién de los tamanos de poros, y s, es la saturacion efectiva. La saturacion efectiva es definida
como:

5, = Sw — Swr (A5)

1 — Swr — Snwr
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donde s, es la saturacion del fluido mojante (por ejemplo agua), Sy, V Spwr son las saturaciones
residuales de los fluido mojante y no mojante, respectivamente.

El parametro constante p; estd dado por el valor de presion capilar en la interseccion 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 distribucion del tamafio de poro mas estrecha, mientras que valores pequenios
de A (< 2) denotan una distribucién del tamano de poro mas amplia. Si el medio poroso bajo
estudio presenta un A\ = 0o, el medio posee una distribucion del tamano de poro uniforme.

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

pc<8w) = pt(se)_l/A (AG)

A.3.2. 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

e {1 - (lozpm] m A0

o, de otra forma
1 “1/m 1/n
pe= (s =) (A8)
donde «, n y m son los parametros de ajuste. El coeficiente o es relacionado con el tamano
promedio de poro. La saturacion efectiva s, al igual que en el modelo de Brooks y Corey (1964),
es

S, = Sw — Swr (Ag)
1 — sur

En algunas ocasiones, se puede encontrar p, = 1/, el cual es un pardametro de escalamiento para
la presion y denota la posicion aproximada del punto de inflexion en la curva de presion capilar
(Szymkiewicz, 2013). Los exponentes m y n se relacionan con la distribucion del tamano de poro,
los cuales se pueden considerar como m =1—1/nom =1—2/n, con el fin de reducir el namero
de parametros independientes, y desarrollar una expresion analitica de permeabilidades relativas.
El modelo de van Genuchten no toma en cuenta explicitamente la presion 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 curvas
de presiones capilares

Para un medio poroso que se representa por un conjunto de tubos capilares de diferentes
diametros, se puede estimar la permeabilidad absoluta del medio a partir de la curva de presion
capilar. No obstante, este enfoque no toma la conectividad del medio (Honarpour, 1986). En un
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medio que se encuentra totalmente saturado por un fluido, la permeabilidad absoluta es (Peters,

2012): ( e
20 cos 0)=17 dsy,

donde o es la tension interfacial del fluido que satura al medio, 6 es el &ngulo de contacto, ¢ es la
porosidad del medio, a y v son valores constantes. De esta expresion, se obtiene la permeabilidad
efectiva del fluido mojante k., como

kew =

2+’Y Sw
(20 cos0) ¢/ dsy (A1)
0

8a pg'im/

Teniendo una estimaciéon de permeabilidad absoluta y permeabilidad efectiva, se puede calcular
la permeabilidad al fluido mojante, k., = ke, /k, como

fsw dsw
0 2+

e (A.12)

krw -

La permeabilidad al fluido no-mojante esta dado por

I, &

Sw v

krnw = # (A]_S)
fo zvf,ﬁW

Si tomamos en cuenta que v = 0, obtenemos

fsw dsqy
0 p2

krw = —3 ™ (A.14)
0 p2
y
i, b
Epnw = S;J di’c (A.15)
0 p?

La principal desventaja de estas expresiones para permeabilidades relativas es que cumplen que
krw + krmw = 1, siendo que en las mediciones experimentales se observa k., + ko < 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.

A.4.1. Modelo de Burdine(1953)

Burdine (1953) propusé un modelo normalizado de permeabilidades relativas para procesos
de drene. Este modelo considera el area de la secciéon transversal del conjunto de capilares y la
tortuosidad del medio como propiedades dependientes de la saturacién del fluido mojante. Con
estas consideraciones, el modelo es valido para las saturaciones residuales de los fluidos y cumple
con ki + knwr < 1. el modelo de permeabilidades relativas es

(A.16)
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Para el fluido no-mojante, tenemos

11
fO p—gdse
donde s, es la saturacion efectiva o normalizada.
Sw — Swr
Se = —————
1- Swr
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(A.17)

En el modelo de Burdine (1953), la relacion de términos integrales refleja los cambios del area de
la seccion transversal debidos a la saturacion. Los términos (s.)? y (1 — s.)? expresan los cambios

de tortuosidad ocasionados por la saturacion.

A.4.2. Modelo de Rodriguez y Teyssier(1973)

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

de la presion capilar:

I 4
10 Sw d8q, Sw
g Swi pg / Swi pg

J= _
log (452

2+j
k o Sw — Swi
rw — |
1-— Swi

2
Sw — Swi Sw — ]
b = |1 — 22— 1= [ ——
|: 1_3wi:| [ (1_5wi

f“’;nw)j] (A.20)

(A.18)

(A.19)

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

mojante y no mojante, respectivamente.
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Apéndice

Drene primario en redes de poro

Sea un medio poroso que inicialmente esta completamente saturado con agua y es mojado por
agua. Posteriormente, una fase no mojante (por ejemplo, aceite) ingresa al medio poroso. Ademas,
este proceso se lleva a cabo con la suficiente lentitud como para que la caida de presion en el
aceite (segun la ley de Darcy) sea pequena en comparacion con la presion capilar. Este proceso se
denomina drene primario y es el proceso por el cual el petréleo migra de la roca generadora hacia
la roca almacén.

De acuerdo con la ecuacion de Young-Laplace, la fase no mojante invadira preferentemente los
espacios de poro més grandes, donde el radio de poro es mayor, lo que da como resultado una
presion capilar mas baja. Una presion capilar mas baja significa que, para una presion de fase
mojante determinada, se necesita una presion de fase no mojante menor para lograr la invasion. A
medida que aumenta la presion de la fase no mojante, se puede acceder a regiones més pequenas
del espacio poroso (radios més pequenos). Como consecuencia, el drene primario procede como
una secuencia de eventos de llenado, accediendo a poros progresivamente mas pequenos. En una
representacion de red, la invasion de poros es facil, ya que estos son méas grandes que las gargantas
conectoras. Por lo tanto, la invasion de la fase no mojante esta controlada por el radio de garganta.
La fase no mojante invadiré al poro que esta conectado a una garganta que ya ha sido invadida por
la fase no mojante. Esta garganta mas grande y el poro contiguo se llenan, y luego nuevamente se
llena la garganta de mayor radio. Esto es técnicamente conocido como un proceso de percolacion
de invasion (Wilkinson y Willemsen, 1983): la red de poros es invadida en orden de los tamarnos (las
gargantas mas grandes son las primeras en invadirse), con la restriccion de que la fase invasora (no
mojante) debe estar conectada a la entrada. Hay sutilezas relacionados con el entrampamiento de
la fase mojante, pero, en general, este es un buen modelo para drene primario y el entendimiento
del desplazamiento de fluidos.

B.1. Ecuacion de Young-Laplace

Debido a que la red se encuentra inicialmente ocupada por agua (fase mojante, w), el despla-
zamiento que gobierna es el tipo piston, en el cual un elemento (poro/garganta) solo puede ser
invadido si tiene elementos vecinos ya invadidos por aceite (fase no mojante, nw) (Valvatne, 2004).
La presion capilar requerida para que el aceite invada un elemento lleno de agua esta dada por la
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ecuacion de Young-Laplace:

11
Pe=D Pw =0 <R1 + RQ) (B.1)

Donde o es la tension interfacial, Ry y Ry son los radios de curvatura de la interfase. Cuando
conocemos la forma del poro/garganta y el dngulo de contacto podemos utilizar expresiones que
sean mas faciles de evaluar. Para una garganta de seccion transversal circular tenemos:

20 cos(0)
r

Donde 6 es el déngulo de contacto y r es el radio inscrito.

Para elementos de forma poligonal, las expresiones de presion capilar se vuelven complejas a
medida que el fluido mojante permanece en las esquinas del elemento y forma un arco menisco.
Las presiones se determinan a través de un balance de fuerza sobre la interfase en el conducto.
Esta técnica se conoce como el método de Mayer, Stowe y Princen (MS-P) (Mason y Morrow,
1991).

B.2. Ciclos de desplazamiento de fluidos

El drene es un proceso donde la saturacion de la fase mojante se disminuye en un medio
poroso. Se llama drene esponténeo si la presion capilar es negativa y se denomina drene forzado
cuando es positiva. El drene primario ocurre cuando el proceso comienza con una saturacion de
fase de mojante del 100 %.

La imbibicién describe un proceso donde la saturacion de la fase mojante aumente en el me-
dio poroso. Se llama imbibicién espontanea si la presion capilar es positiva y se llama imbibicion
forzada si es negativa. La imbibicién primaria ocurre cuando el proceso comienza con el 100 % de
saturacion de fase no mojante.

El ciclo delimitante es el que comienza en la saturacion de fase mojante irreductible més
baja y termina en la saturacién de fase no mojante residual més baja.

El ciclo de presion capilar para un medio poroso dado (véase Figura B.1), donde la fase mojante
es agua y la no mojante es aceite, esta dado como:

1. Drene primario: En s, = 1, el inicio de drene primario, una presion de “entrada” debe
superarse antes de que el aceite pueda ingresar a la muestra. Al disminuir la saturacion de
agua, la presion capilar aumenta a valores muy altos. Esto significa que cuando se inyecta
aceite en este sistema, se requiere una presion de inyeccion cada vez mayor para expulsar el
siguiente volumen de agua. La presion capilar tiende a infinito al alcanzar la saturacion de
agua irreductible ;.

2. Imbibicion espontdanea: Cuando la presion del aceite disminuye lentamente, el agua se
embebe espontdneamente y la saturacion de aceite disminuira. En general, la presion capilar
disminuye y es menor que la presiéon capilar de drene para la misma saturacion, lo cual es
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B.3.

conocido como histéresis capilar. Cuando la presion del aceite es igual a la presion del agua
(p. = 0), la saturacion alcanza la saturacion de agua para imbibicién esponténea S,y El
aumento de la saturacion desde este punto soélo puede lograrse forzando la entrada de agua,
aumentando la presion del agua por encima de la presion del aceite. Por definicion, la presion
capilar se vuelve negativa (Ecuacion B.1). Para expulsar la siguiente cantidad de aceite se
requiere una presion de agua cada vez mayor, hasta que se haya alcanzado la saturacion
de aceite residual s,,.. Es importante notar que la presion capilar p. tiende a infinito en las
saturaciones de agua cercanas a s,, = 1 — S,,.. En conclusién, una presion capilar negativa
significa que se requiere aplicar una mayor presion de inyeccién de agua para desplazar el
aceite de la muestra.

Drene secundario: Cuando la presion del agua disminuye lentamente, el aceite se embebe
espontaneamente y su saturacion disminuird. La presion capilar aumenta y serd mayor que
la presion capilar de imbibiciéon para la misma saturaciéon, como resultado de la histéresis
capilar. En p. = 0 la curva de presion capilar cruza la saturacion de aceite para imbibicion
espontanea s,s,. El aumento de la presion de aceite (y por lo tanto de p.) causa una dis-
minucion de la saturacion de agua (drene forzado). Alrededor de s,; la presion capilar se
vuelve infinitamente grande.

Algoritmo para simular drene primario en una red de
poros

Los desplazamiento de un fluido por otro fluido inmiscible en un medio poroso son conocidos en
la literatura de ingenieria de yacimientos petroleros como procesos de drene e imbibicion. Un gran
numero de factores afectan a esta clase de fendmenos, tales como: fuerzas capilares y de gravedad,
las viscosidades de los fluidos, la tension interfacial que los separa, las propiedades fisicas del
medio, asi como su conectividad (Sahimi, 2011). La presente investigacion se enfoca solamente a
pruebas de drene, en el cual un fluido mojante que inicialmente satura al medio es desplazado por
un fluido no mojante.

B.3.1. Hipétesis generales

© XN T W

—_
e

Se consideran dos fases inmiscibles: invasora y defensora

Inicialmente, la fase defensora ocupa totalmente al medio

La fase invasora desplaza a la defensora del medio

Las fases no reaccionan entre ellas, ni con el medio

La presion de la fase defensora es cero y se mantiene asi durante todo el proceso
Inicialmente, la presion de la fase invasora es cero

No se consideran fuerzas viscosas y de gravedad

El medio poroso es una fase solida

No hay reaccion del medio con las fases que alberga

No hay aporte de finos
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v

Figura B.1: Ciclo de desplazamiento de fluidos. (1) Sea el fluido mojante agua, en drene primario el espacio de
poros inicialmente esta ocupado en su totalidad por agua (s, = 1). Conforme se desplaza al agua del medio,
8y disminuye y aumenta la presion capilar p. (curva azul continua). Al final de drene primario, se alcanza una
saturacion de agua irreductible s, y las porciones del espacio de poro en contacto con el aceite pueden alterar
su mojabilidad. (2) Luego, se produce una invasion de agua (curva roja continua). Esto ocurre a una presion
positiva, llenando la mayoria de los poros y gargantas mojados por agua (p. positiva). Este proceso es conocido
como imbibicion espontanea. (3) La imbicion espontanea es seguida por un desplazamiento forzado, donde la
presion del agua excede a la del aceite (p. negativa). Este proceso finaliza cuando se alcanza la saturacion de aceite
residual s,,-. La secuencia de desplazamiento final es la reinvasion de aceite (curva azul punteada). (4) Los poros
y gargantas mojados por aceite son llenados en un proceso de imbibicion esponténea (p. negativa), seguido de un
drene secundario (5), cuando la presion del aceite excede la presion del agua (p. positiva).

B.3.2. Algoritmo

El modelo de desplazamiento considera fundamentos de la teoria de percolaciéon, ya que permite
representar el avance de la fase de forma sistematica (Sahimi, 2011), siendo la presion capilar
el discriminante para el proceso de invasion. El calculo de este parametro depende tanto de la
forma geométrica del conducto como de las caracteristicas de la fase. Para este trabajo, al ser las
gargantas del Modelo de Red de Poros representadas por cilindros, se considera la ecuacion de

Young-Laplace.

—20 cos 0

Pe = f (B~3)

Donde p. es la presion capilar, o la tension interfacial, 6 el angulo de contacto y r el radio de
garganta.

Incorporando la ecuacion de Young-Laplace en el modelo de desplazamiento inmiscible, es genera-
da una secuencia de las gargantas y poros que son ocupados por la fase invasora. Esto representa
el avance de la fase a través del medio poroso. El algoritmo de drene primario comienza con el
incremento de la presion de la fase invasora en una fuente establecida (entrada) hasta que ésta



B.3. Algoritmo para simular drene primario en una red de poros 99

exceda la presion de entrada. La presion de entrada la define la garganta con el mayor diametro,
perteneciente a la cara de la red definida como entrada. Debido a que el didmetro de un poro es
mayor al de una garganta, el elemento que controla el desplazamiento es la garganta. Asi que,
cuando la presion es suficiente para invadir una garganta, la fase invasora ocuparé el poro conec-
tado a la garganta. Si no hay més poros que sean ocupados a esta presion, la presion de la fase
invasora se incrementara y nuevos poros seran ocupados por la fase invasora. El proceso de drene
continua hasta que las tltimas gargantas objetivo (salida) sean ocupadas.

B.3.3. Curva de presién capilar

Teniendo la secuencia de invasion y la presion a la cual se lleva a cabo, se puede realizar el
calculo de las saturaciones para el proceso de drene y con ello obtener un grafico de presiones
capilares. Para el Modelo de Red de Poros, la saturacion de la fase invasora se describe como

g >~ Volumen de poros y gargantas invadidos

B.4
>~ Volumen de todos los elementos de la red (B4)

Y la de la fase defensora

Sdef =1~ Sinv (B5)

B.3.4. Permeabilidad relativa

Los métodos de desplazamiento inmiscible y de flujo tipo Stokes permiten estimar un com-
portamiento de la permeabilidad relativa de dos fases, ya que el primer método obtiene una
configuracion estatica de las fases y del segundo la permeabilidad. La permeabilidad relativa, la
cual relaciona la permeabilidad efectiva a una fase y la permeabilidad absoluta, manifiesta la fase

dominante en un flujo multifasico.
K = % (B.6)
" K
Donde K7}, es la permeabilidad efectiva a una fase a, la cual es la permeabilidad del medio cuando
una fase no lo satura totalmente (S < 100 %). Esta propiedad expresa la preferencia del flujo de

una fase en presencia de otro ente inmiscible. Para flujo de dos fases se considera la ley de Darcy.

164 — /"LQQO(L
eff A(pzn - pout) 7

Al considerar dos fases en el modelo de red de poros se debe de resolver la presion separadamente,
y calcular el flujo total referente a cada fase.

S, < 100 % (B.7)
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Apéndice

Efectos de la mojabilidad sobre presion capilar y
permeabilidad relativa

Cuando una roca contiene mas de un fluido ocupando su espacio poroso, la mojabilidad es la
que determina la preferencia de la roca a estar en contacto con alguno de los fluidos. La mojabilidad
es la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse sobre una superficie solida, en presencia de
otro fluido. Un parametro que refleja tal preferencia es el dngulo de contacto 6. La Figura C.1
esquematiza el angulo de contacto en un sistema roca-fluido.

On w-w

Fase no mojante

Fase mojante

GS-I’?W

Figura C.1: El angulo de contacto es un parametro que refleja el grado de mojabilidad.

La mojabilidad es de gran importancia para el flujo de aceite en un medio poroso. Se ha de-
mostrado que si la roca es mojable por agua, la permeabilidad relativa al aceite es muy superior
al caso en el que la roca sea mojable por aceite. Esto es debido a que la fase mojante (en este caso
el agua) esta adherida a la roca, disminuyendo de esta manera su movilidad.

El valor del 4ngulo de contacto puede variar desde 0° hasta 180°, como limites. Los &ngulos
de contacto menores a 90°, medidos a través de la fase de agua, indican condiciones de mojabi-
lidad preferentemente por agua. Los angulos de contacto mayores de 90°, indican condiciones de
mojabilidad preferentemente por aceite. Un angulo de contacto exactamente de 90° indicaria que
la superficie de la roca tiene igual preferencia de ser mojada por el agua o por el aceite.

También han aparecido referencias a la mojabilidad en un sentido cualitativo. En la literatura
técnica, aparecen los términos “fuertemente mojados por agua”, “fuertemente mojados por aceite”
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o “mojabilidad intermedia”. Rara vez se indican los limites cuantitativos de estos términos cualita-
tivos de mojabilidad. Sin embargo, a veces se usan los limites aproximados siguientes: los angulos
de contacto cercanos a 0° y a 180° se consideran respectivamente como fuertemente mojados por
agua o por aceite. Los angulos de contacto cercanos a 90° tienen una moderada preferencia de
mojabilidad y cubren la gama llamada “mojabilidad intermedia” (véase Tabla C.1).

Tabla C.1: Clasificaciéon de la mojabilidad para un sistema aceite-agua (Zheng, 2016).

Mojabilidad Angulo de contacto
Completamente mojado por agua 0°
Fuertemente mojado por agua 0° — 50°
Débilmente mojado por agua 50° — 70°
Mojabilidad intermedia o neutra 70° — 110°
Débilmente mojado por aceite 110° — 130°
Fuertemente mojado por aceite 130° — 180°
Completamente mojado por aceite 180°

Es importante tener en cuenta que esta clasificacion de mojabilidad s6lo se utiliza como refe-
rencia, ya que a menudo los angulos de contacto se miden estaticamente en superficies planas, y no
pueden representar la rugosidad de la superficie y las condiciones de flujo que se pueden encontrar
en el transporte de fluidos en un yacimiento. En medios porosos, los angulos de contacto pueden
ser dificiles de medir y no necesariamente permanecer constantes.

C.1. Influencia de la mojabilidad sobre la presién capilar

La presion capilar es la diferencia de presiones que existe en la interfase que separa dos fluidos
inmiscibles, uno de los cuales moja preferente la roca. También se define la presion capilar como
la capacidad que tiene el medio poroso de absorber el fluido mojante y de repeler al no mojante.
Generalmente, la presion capilar se expresa como la presion de la fase que no moja, menos, la
presion de la fase que moja, es decir:

Pe = Pnw — Pw (Cl)

C.1.1. Presion capilar a partir de drene e imbibicén

Hay dos tipos béasicos de procesos de presion capilar: drene e imbibicion. En un proceso de
drene, el fluido no mojante desplaza el fluido mojante del medio poroso, mientras que el proceso
inverso ocurre para la imbibicién. En general, existe histéresis en la presion capilar ya que la his-
toria de saturacion varia, lo que hace que las curvas de drene e imbibicién sean diferentes. Para
establecer una curva de presion capilar por drene, la saturacion de la fase mojante se reduce desde
su maximo al minimo irreductible al aumentar la presion capilar desde cero hasta un valor méximo
positivo. En imbibicién, para desarrollar una curva de presion capilar se incrementa la saturacion
de la fase mojante. Es importante notar que se pueden medir dos secciones claramente diferentes
de la curva de imbibicién. La primera es la curva de imbibiciéon espontanea, que se determina
inmediatamente después de la medicion de la presion capilar por drene. La segunda seccion es
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la curva de imbibicion forzada, donde la presion capilar se reduce de cero a un valor negativo
(Anderson, 1987a).

La Figura C.2 muestra la curva de presion capilar de un sistema aceite-agua para una arenisca,
la cual estd inicialmente saturada por agua y es fuertemente mojada por dicho fluido. En la
grafica, se observa que la presion del aceite excede la del agua antes de que el aceite entre en la
roca, obteniendo asi presiones positivas. La presion inicial del sistema, p.(s,, = 1), cominmente
se denomina “presion de entrada” o “presion de desplazamiento”, y es una medida del grado de
mojabilidad de la roca, de la tension interfacial aceite-agua y del didmetro de poro més grande en
el exterior de la muestra de roca. Una alta presion de desplazamiento indica un marcado grado de
mojabilidad y/o poros pequenos. La fuerte mojabilidad por agua hace que las areas debajo de las
curvas de drene e imbibicion forzada difieran significativamente. Debido al cambio favorable de
energia libre, se debe hacer poco o ningtn trabajo durante la imbibicién, cuando el agua desplaza
al aceite. Por el contrario, se requiere una gran cantidad de trabajo durante el drene cuando el
aceite desplaza al agua. (Anderson, 1987a).
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Figura C.2: Curva de presion capilar para un sistema aceite-agua en una arenisca fuertemente mojada por agua
(Anderson, 1987a).

En una muestra de arenisca preferentemente mojada por aceite se puede observar similitudes
de las curvas de presion capilar durante drene e imbibicion. La Figura C.3 presenta una curva de
presion capilar de una arenisca con mojabilidad al aceite. Las areas bajo las curvas de presion
capilar muestran que el trabajo requerido para este desplazamiento es mucho més pequeno que el
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trabajo para el desplazamiento inverso, donde el fluido no mojante desplaza el fluido mojante del
nucleo.
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Figura C.3: Curva de presion capilar para un sistema agua-aceite en una arenisca preferentemente mojada por
aceite (Anderson, 1987a).

A medida que el sistema de roca-aceite-salmuera posee una mojabildad mas neutra, se reduce
la zona de transicion y el area bajo la curva de presion capilar por drene. Esto ocurre debido a que
se necesita menos trabajo en drene a medida que disminuye la preferencia de la superficie de la roca
por el fluido mojante. Considere un sistema débilmente mojado por agua en comparacién con uno
fuertemente mojado por agua; méas agua seria desplazada por el aceite a cualquier presion capilar
dada, lo que darfa una menor saturacion de agua. Otra forma de expresar esto es que a cualquier
presion capilar dada, el fluido no mojante (aceite) podria entrar en poros cada vez mas pequenos
a medida que se reduce la mojabilidad al agua del sistema. Ademas, la cantidad de fluido mojante
(agua) embebido durante la curva de imbibicion espontanea también disminuiria a medida que
la mojabilidad del sistema se vuelve mas neutra debido a que se reduce la fuerza impulsora. El
comportamiento en un sistema mojado por aceite es analogo. A medida que el sistema se mueve de
fuertemente mojado por aceite a un estado de mojabilidad neutra, el area bajo la curva de presion
capilar por drene disminuiria, al igual que la cantidad de aceite de la imbibicion espontanea.
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C.2. Influencia de la mojabilidad sobre la permeabilidad re-
lativa

La permeabilidad relativa es una medida directa de la capacidad de un sistema poroso para
conducir un fluido en la presencia de otro o varios fluidos. La permeabilidad relativa a un fluido
se define como la relacion de la permeabilidad efectiva a tal fluido entre la permeabilidad absolu-
ta o la permeabilidad al fluido del medio poroso. Esta propiedad de flujo es el efecto combinado
de la geometria de poros, la mojabilidad, la distribucién de los fluidos y la historia de la saturacion.

Las diferencias en las permeabilidades relativas son causadas principalmente por la distribu-
cion de fluidos. Si consideramos un niicleo mojado por agua, el agua se localizara en los poros
pequenos y su efecto en el flujo de aceite sera pobre, ya que no significara un bloqueo en el flujo del
aceite, por lo que su permeabilidad efectiva sera alta. De manera similar ocurriré si se considera
un niucleo mojado por aceite, solo que se invertirian las consideraciones.

En su trabajo, Anderson (1987b) concluye que para cualquier saturacion de agua, la permea-
bilidad relativa al agua se incrementa a medida que el sistema se vuelve més mojado por petroleo.
Simultaneamente, la permeabilidad relativa al petréleo disminuye. El fluido mojante en un sistema
de mojabilidad homogénea se localiza en los poros pequenos y como una pelicula delgada en los
poros grandes, mientras que el fluido no mojante se encuentra localizado en el centro de los poros
grandes. En general, a cualquier saturacion, la permeabilidad relativa a un fluido es alta cuando
este es el fluido no mojante (Anderson, 1987b).

Craig (1971) presenté un conjunto de reglas practicas que indican las diferencias entre las
curvas de permeabilidades relativas de un sistema fuertemente mojado por agua y un sistema
fuertemente mojado por aceite. Las reglas de Craig (1971) generalmente indican la mojabilidad
de la roca, pero existen excepciones. Una razéon de esto es que la permeabilidad relativa también
depende de la saturacion inicial y de la geometria de los poros (Craig, 1971).

Tabla C.2: Reglas practicas propuestas por Craig (1971) para determinar la mojabilidad.

Mojado por agua Mojado por aceite
Saturacién de agua irreductible Usualmente mayor de 20% a 25%  Generalmente menor al 15 % del VP,
del volumen de poros (VP) frecuentemente menor de 10 %
Saturacion a la cual las permeabilidades  Saturacion de agua mayor al 50 % Saturaciéon de agua menor al 50 %
relativas al agua y aceite son iguales
Permeabilidad relativa al agua, Generalmente menor que 30 % Mayor que 50 %, acercandose al 100 %

a la maxima saturacion de agua
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Poster en congreso internacional

El siguiente poster fue presentado en the InterPore 10" Annual Meeting and Jubilee, con sede
en Nueva Orleans, Luisiana, EE.UU, en mayo de 2018.

= Title: Fluid flow property estimation using a pore network modeling approach
= Type of presentation: Poster

» Co-authors: Martin A. Diaz-Viera (Instituto Mexicano del Petroleo), Ana T. Mendoza-Rosas
(CONACYT-Centro de Ingenieria y Desarrollo Industrial)

» Minisymposium: MS1.27-Pore Scale Processes and Upscaling of Flow and (Reactive) Trans-
port in Porous Media

Abstract

This work presents a systematic methodology for flow and drainage characterization in porous
media via pore network modeling. Pore network modeling is a technique that has been booming in
recent years, and several authors have used it to obtain properties as absolute permeability, relati-
ve permeabilities and capillary pressures, which are common obtained by laboratory tests and/or
experimental correlations. The scope of this work is to model flow and immiscible displacement
and estimate absolute permeability and capillary pressure curves. With this in mind, the workflow
begins choosing an open access carbonate’s micro-CT image and its extracted network. The digital
sample is similar to a rock sample used in a primary drainage test. From the available information,
a statistical analysis to explore the network’s topological properties and the medium’s geometric
properties is performed. This analysis will allow us to identify and propose spatial dependencies
between some properties of the network elements. Then, through multiple realizations, equivalent
networks are generated using OpenPNM, an open source pore-network modeling project. Subse-
quently, to simulate flow and primary drainage same conditions as those of the laboratory test
are taken into account. The Hagen-Poiseuille model and invasion percolation with trapping are
considered, for flow and primary drainage respectively. In primary drainage process, the equiva-
lent pore network realizations give rise to a family of capillary pressure values that comprises a
reliability window, i.e. a value range that capillary pressure can take for the medium under study.
Finally, a capillary pressure model is fitted and the confidence intervals are validated.
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Fluid Flow Property Estimation Using a Pore Network Modeling Approach

MS 1.27: Pore Scale Processes and Upscaling of Flow and (Reactive) Transport in Porous Media

Edgar G. Martinez-Mendoza!, Martin A. Diaz-VieraZ, Ana T. Mendoza-Rosas?
1) Universidad Nacional Auténoma de México, 2) Instituto Mexicano del Petréleo, 3) CONACYT-CIDEST
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Introduction

Pore network medeling is a technique that has been booming in recent years, and several authors
have used it to obtain properties which are common obtained from laboratory tests and/or experi-
mental correlations. However, most of the research to date has tended to focus on studying only one
medium and its discretization rather than trying to generate multiple equivalent media. The latter is a
key aspect to understand a whole system by means of a reliability window for objective properties.

Objectives

1. Introduce a methodological

h based on pore network modeling to estimate fluid flow prop-
erties: porosity, absolute pc:rmcahlhly and capillary pressure.

2. Lay the groundwork for future research into random networks.

3. Highlight the spatial d d among pore network properties.

Methodology
r-——~>"F""~>"~>""~>"~>"~>"=>"~">""~>">"7">"=7"7>"=7"=—7+% A
v iSRRI S

v 1

Data

Validation /

Assessment Applications

Acquisition

Imaging/Lab

Statistical

tests Descriptions. phEatats
=FIB, SEM, = Pore/throat * Network = Uncertainty » Equation fitting
Micro-CT size distr. . y
* MIP, Gas Adp, *Coordination «Pore-scale *Phenomenon
Buoyancy number physics representative

*Methods
Figure 1: Methodological approach based on pore network modeling.

Study case

The recreation of mercury intrusion in a carbonate sample is pursued. Same laboratory’s conditions
are considered. However, since image analysis service could not be accessed, open information is
used.

Table 1: Carbonate samples reported in literature.

Property Gharbi(2012) Freire(2016) Study case c2
Mean coordination number 297 2.6+-0.2 — 2.37
Max. pore diameter || 99.48 100 — 111
Min. pore diameter [pm] —_ 10 — 0.5
Max. throat diameter [pom] 10.17 3l+2 — 11
Min. throat diameter [pim] — 2242 6
Porosity [%] 13.05 12+-2 147 16.8
Permeability [m?] 5.69E-13 — 1.57E-14 - 3.94E-14 1.55E-13

The image of a generic carbonate, called C2, and its extracted network are considered (ICL. 2014).

Prabability distribution for diameter

agnom
weton min

Diameter (x10-m)

Figure 2: Carbonate C2.

l"igure 3: Orange: pores. yellow: throats.

A statistical analysis to explore the networks topol and the medil
properties is performed, and probability distributions (PD) are ﬁllcd
Table 2: Probability distribution parameters.
Fitted Altered

Property  PD Shape Loc. Scale SSE  Shape Loc. Scale

Pores Lognormal 061 -295 2131 006 e 2 39
Throats  Weibull LI5S LO7 1185 0.0014 0.9 1 3

Assuming the C2 topology to be invariant and pore/throat diameters from PD, 100 pore network
models were generated using OpenPNM, an open source pore-network modeling project. The pore
networks were used to recreate both flow and mercury intrusion. The conditions and fluid properties
of an experimental test were considered.
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Table 3: Fluid propertics.

® Mercury = Flow Property  Mercury  Air Unit

® Mercury and air — Mercury intrusion

Viscosity 1.53x10-3 1.84x10-5 kg/m.s
Invading phase (non-wetting): mercury ‘S:‘“"tz‘: m“"l“)” ":":3 EV'“
ontact angle

Defending phase (wetting): air

Pore networks: original information, fitted PD, and altered PD
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Figure 4: P, using and the fitied probability distributions, Figure §: Fitling of £.(5.,) models.
Although pore networks generated from fitted PD meet C2’s statistics, these networks do not recreate
experimental capillary pressure (/) but have a similar trend. Based on altered PD’s parameters, new
pore networks which follow the experimental data are generated.

Figure 6: From C2 information.

Figure 7: From fited PD.

Figure 8: From altered PD.
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Figure 9: Experimental and simulated P.. Figure 10: Fitting of P,(5,.) models

Conclusions and future work

® This work has shown a methodology to study phenomena at pore scale. The methodology allows
us to generate systematically pore network models. then use them as a tool for obtaining porosity,
absolute permeability, and capillary pressure curves.

o From the proposed methodology, F( S;:) models have been fitted which attempt to reproduce ex-
perimental data.

© The study contributes to our understanding of | analysis imp The statistical analy-
sis comprises the basis of random pore network generation.
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