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RESUMEN

Se evaluo6 el incremento del factor de recobro mediante la inyeccién de nanofluidos como
método EOR. Para el desarrollo de este estudio se elabord nanoparticulas de silice en la
Escuela Politécnica Nacional. El nanofluido se formuld mediante la composiciéon de las
nanoparticulas y un fluido base. Los ensayos tomaron lugar en el laboratorio de
Petroamazonas, donde la inyeccién del nanofluido se realiz6é en plugs de las areniscas “U”
y “T” extraidas del nucleo de corona del pozo Shushufindi 74 y 79 con la ayuda del equipo
de danos a la formacién “FDS”. Ademas se realizaron multiples pruebas petrofisicas, se
evalud la variacién del factor de recobro y se comprobaron los resultados mediante la

simulacion matematica en el software Matlab.

Los resultados mostraron un incremento en la recuperacién de crudo de 18,44% para el
pozo Shushufindi 74 y 20,96% en el pozo Shushufindi 79, con esto se deduce que
efectivamente existe un incremento en el factor de recobro. Adicionalmente se constatd
que la aplicacién de nanoparticulas en la recuperacién del hidrocarburo es una buena
opcidn ya que los costos en insumos son bajos, consecuentemente el proyecto sera

rentable y se convertira en el futuro de la industria petrolera.

Palabras clave: EOR, factor de recobro, FDS, nanoparticulas, nanofluidos.
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ABSTRACT

Recovery factor increase was evaluated by injecting nanofluids as an EOR method.
For the development of this study, silica nanoparticles were developed at the Escuela
Politécnica Nacional. The nanofluid was formulated by the composition of the
nanoparticles and a base fluid. The tests took place in the Petroamazonas laboratory,
where nanofluid injection was carried out in plugs of “U” and “T” sandstones extracted
from the core of the Shushufindi 74 and 79 well with the help of the formation damage
system "FDS". In addition, multiple petrophysical tests were performed, the variation of
the recovery factor was evaluated and the results were checked by mathematical

simulation in Matlab software.

The results showed an increase in the recovery of crude oil of 18,44% for the
Shushufindi 74 well and 20,96% in the Shushufindi 79 well, with this it follows that
there is an increase in the recovery factor. Additionally, it was found that the
application of nanoparticles in hydrocarbon recovery is a good option since the costs
of inputs are low, consequently the project will be profitable and will become the future

of the oil industry.

Keywords: EOR, recovery factor, FDS, nanoparticles, nanofluids.
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ESTUDIO PARA EL INCREMENTO DEL FACTOR DE RECOBRO EN

NUCLEOS DE LAS ARENAS “T” Y “U” DEL CAMPO SHUSHUFINDI

CON LA APLICACION DE RECUPERACION MEJORADA MEDIANTE
LA INYECCION DE NANOFLUIDOS

INTRODUCCION

El petréleo como recurso no renovable se ha convertido en un elemento de vital
importancia para el desarrollo tecnolégico de nuestra civilizacion, por esta razén
varios paises depende de él, y también del gas para su desarrollo industrial. Estudios
realizados por gedlogos y grandes empresas, han dejado en evidencia de que ya no
quedan grandes yacimientos explotables de hidrocarburos por descubrir en el mundo.
Una investigacion realizada por analistas calificados ha llegado a la conclusion de que
las reservas mundiales de petrdleo rondarian entre 1,8 y 2,2 billones de barriles
(L6pez, 2008).

Ademas, a este conjunto de problemas, se debe afadir el incremento del numero de
campos maduros en el mundo. Un campo maduro se define como aquel donde la
energia natural de produccién disminuye, pero posee un potencial de recuperacion
adicional, y necesita de métodos tecnolégicos que ayuden a restablecer la energia
necesaria para mantener las tasas de produccion. Los campos maduros a nivel global
estan en ascenso, se encuentran en zonas como: el area marina de América del
Norte, Golfo de México, campos petroleros del Mar del Norte y Rusia, llegando a
regiones como China, India, Australia y Argentina (Ahmed, 2003). Los campos
maduros o también conocidos como marginales tienden con el tiempo a amentar su
corte de agua, esto es debido al ingreso de agua proveniente de los acuiferos a las
zonas productoras de petroleo. “Este tipo de campos se caracterizan por hallarse en
procesos de recuperacion secundaria con necesidad de implementar nuevos métodos

de produccién para aumentar su tiempo de vida” (Pande & Clark, 1994).

El Ecuador, no esta exento de esta dificultad, los principales campos petroleros han
entrado en la etapa de madurez, entre los principales constan: Shushufindi, Sacha,
Auca y Libertador, los cuales tienen alrededor de 40 afios de producciéon continua

(Sandoval, 2013). Para tratar de mantener la produccién y buscar nuevos yacimientos
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se ha intentado perforar nuevos pozos, tarea que se vuelve cada vez mas compleja
debido a factores como el precio del crudo o descubrimiento de nuevas fuentes de
energia. Muchos de estos campos se encuentran produciendo por debajo de su
produccién éptima, ademas se ha incrementado el corte de agua substancialmente,

esto debido a que la presion natural del reservorio esta en constante declinacién.

La depletacion es la reduccion del volumen de crudo y se relaciona con la declinacion
de produccién de un pozo. Para obtener una mayor cantidad de petréleo recuperable
e incrementar la rentabilidad de dichos campos es conveniente incrementar el factor
de recobro de dichos campos (Ahmed, 2003). El factor de recobro es una funcién del
mecanismo de desplazamiento y se lo expresa como un valor porcentual
(Schlumberger Oilfield Glossary, 2018).

La etapa primaria de produccién de un campo petrolero se debe a la energia natural
del mismo, la cual empuja al hidrocarburo hacia el pozo y consecuentemente a
superficie. La energia natural del yacimiento por tipo de empuje: expansiéon roca-
fluido, liberacion de gas disuelto, casquete de gas, empuje hidraulico, y segregacién
gravitacional. En los primeros meses de produccién de un yacimiento, la presion es
enorme en comparacién a la del pozo. Sin embargo, al transcurrir el tiempo vy
produccién, la presion de formacién va declinando y es necesario implementar un
sistema de levantamiento artificial. La produccién primaria tendra su punto final,
cuando la presion de formacion es tan baja, que no es econémicamente rentable la
producciéon obtenida. También se puede dar por finalizada esta etapa cuando la
produccion de agua o gas son muy elevadas y, de igual forma, no son

economicamente rentables.

La recuperacion secundaria se caracteriza por ser empleada luego que la energia
natural del yacimiento no es suficiente para empujar el hidrocarburo a superficie. En
esta etapa se emplea la inyeccidon de agua o gas mediante pozos inyectores, para
desplazar el crudo hacia los pozos productores. La funcién que cumple la inyeccion
de agua, es abastecer de la presion adecuada al yacimiento para poder expulsar el
crudo remanente. El agua inyectada hace la funcién de barrido en la zona saturada de
crudo y ayuda a desplazar el petréleo hacia los pozos productores. Mientras tanto, la

finalidad de la inyeccion de gas es mantener la presion del reservorio.



En los campos maduros del Ecuador, el factor de recobro bordea el 20%
(Petroamazonas EP, 2017), es por esta razén que la industria petrolera trata de
innovar cada dia en la tecnologia usada en recuperacion mejorada y asi obtener un

incremento de productividad.

Finalmente, la recuperaciéon terciaria o mejorada es la fase final posterior de
recuperacion de crudo, después de la recuperacion secundaria; esta es una de las
mas complejas y se deben realizar multiples estudios de yacimientos, tales como
capilaridad, mojabilidad, tensién interfacial, y mas. La recuperacion mejorada por sus
siglas en inglés EOR (Enhanced Oil Recovery) se caracteriza por la inyeccién de
quimicos (surfactantes y polimeros), térmicos (inyeccion de vapor o agua caliente,
combustion In-Situ), miscibles (C0O,, solventes o gas hidrocarburo). Observando que la
recuperaciéon mejorada no siempre toma lugar luego de una recuperaciéon secundaria,
de hecho puede ser realizada en cualquier etapa de produccién, incluso una vez
iniciada la vida productiva del pozo. El objetivo de la recuperacion mejorada es
obtener un factor de recobro mayor, y de esta manera obtener un beneficio
econdmico mayor al invertido. Por todos los motivos expuestos, es la indicada para

ser usada en un campo maduro.

Una técnica innovadora en la industria petrolera, por la versatilidad y propiedades que
benefician a la obtencién de hidrocarburo, es la nanotecnologia. Esta ciencia ha sido
aplicada en varios paises y esta aportando grandes beneficios a la industria. La
nanotecnologia esta siendo utilizada en fluidos de control, fluidos de perforacién,
cementacion, caracterizacion de reservorios; y, en especifico de EOR, se esta

utilizando para la preparaciéon de nanofluidos.

Pregunta de investigacion

¢ Es factible incrementar el factor de recobro en nucleos de corona de las areniscas
“T”v “U” en los pozos Shushufindi 74 y 79 con la aplicacion de Recuperacién

Mejorada mediante la inyeccién de nanofluidos?

Objetivo general



Realizar un estudio para el incremento del factor de recobro sobre nucleos de la arena
“T” y “U” pertenecientes al campo Shushufindi, con la aplicacién de Recuperacién

Mejorada mediante la inyeccion de nanofluidos

Objetivos especificos

o Definir la concentracion adecuada de nanoparticulas presentes en el nanofluido

para obtener un mayor factor de recobro.

o Evaluar las propiedades petrofisicas antes, durante y después del proceso de

aplicacién de nanofluidos.

o Examinar la conducta del desplazamiento de nanofluido y fluidos del reservorio

sobre los nucleos pertenecientes a la arena “T” y “U” del campo Shushufindi.

o Establecer la alteracion del factor de recobro entre la inyeccién de

nanoparticulas y la inyeccién de salmuera.

. Validar de los resultados obtenidos mediante el uso del simulador Matlab o
tNavigator.
Alcance

Se realizara pruebas de desplazamiento de nanofluidos en nucleos pertenecientes a
las arenas “T” y “U” del campo Shushufindi, la variacién del factor de recobro de los
nuacleos y la formulacién para la comprobacién de los resultados con el software
Matlab o tNavigator.



REFERENCIAL TEORICO

1. GENERALIDADES

1.1Campo Shushufindi

El campo Shushufindi, en conjunto con los campos Sacha y Libertador, se encuentra
formando parte del Dominio Central Corredor Sacha-Shushufindi. Este es uno de
los campos mas importantes y mas grandes en la region amazoénica del Ecuador.
Como se observa en la Figura 1, se localiza ubicado entre las provincias de Napo y
Sucumbios; con coordenadas geograficas que se extienden desde 00° 06’ 39” hasta
00° 17" 58” latitud Este, hasta los 76° 36’ 55” de longitud Oeste (Enriquez, 2008).

Figura 1: Ubicacién campo Shushufindi
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Fuente: (Schlumberger, 2014)

De las pruebas efectuadas por la empresa Norteamericana Texaco, los principales
reservorios del campo son las areniscas “U” y “T”. La arenisca “T” produce un crudo
que varia entre de 32 y 26 °API, con un contenido de azufre de 0,52-0,64% en peso.

La arenisca “U” produce crudo que fluctua entre 24 y 31 °API, con un contenido de



azufre de 1,10-1,22% en peso; ademas de contar con un empuje por acuifero activo.
Los pozos de interés para este estudio son SSF 74 y SSF 79. El pozo SSF 74 se
encuentra ubicado en el centro del campo, mientras que el pozo SSF 79 se encuentra

al sur.

1.2Caracteristicas de la Arenisca “U”

Es una arenisca de grano muy fino superior, color crema, forma subangular. La
principal caracteristica es la conformacion de cuarzo monocristalino (95%), con
presencia de feldespatos (2%), arcillas (2%), carbonatos (trazas) y de los minerales
accesorios con la presencia de circén (trazas). Las arcillas mas comunes presentes
son caolinita, de los cementos se puede observar cemento de cuarzo y esporadicos
cementos de calcita (Baby et al., 2004). Su porosidad primaria es intergranular, con
un promedio de 19,22%

1.3Caracteristicas de la Arenisca “T”

Es una arenisca de grano medio a grueso, color crema, forma subangular. Su
principal componente es cuarzo (98%), con feldespato (trazas), arcilla (1%), y
minerales accesorio (trazas); los minerales accesorios presentes son glauconita y
muscovita, similares a la arenisca “U”. Su matriz estd compuesta por arcilla caolinitica

(1%). Acerca de su porosidad primaria, es intergranular y con un promedio de 15,19%

1.4Propiedades petrofisicas de roca y fluido
1.4.1 Permeabilidad

La permeabilidad se define como la capacidad del medio poroso para permitir el flujo
de fluidos a través de él (Paris de Ferrer, 2010). Se lo define con la ecuacién de

Darcy:

kA (a9P)
== u* L (1)

Donde:



g: Caudal

A: Area transversal

K: Permeabilidad

M: Viscosidad

JP: Variacién de Presion
L: Longitud
Permeabilidad absoluta

La permeabilidad absoluta es la medicion de la permeabilidad, cuando la roca esta

saturada al cien por ciento de un solo fluido.
Permeabilidad efectiva

Conceptualmente, la permeabilidad efectiva, se define como la capacidad de
transmision de un fluido (petréleo) a través del yacimiento cuando existe la presencia

de otros fluidos (agua, gas).

1.4.2 Tension interfacial

La tensidn interfacial es una propiedad que poseen dos fases liquidas, es la fuerza
por unidad de longitud de interfaz a una misma presién y temperatura “causada por la
diferencia entre fuerzas moleculares de ambas fases y por el desbalance en la
interfase” (Paris de Ferrer, 2010). Como resultado de estos fendmenos se tiende a

disminuir el area de contacto entre estas dos fases.

1.4.3 Humectabilidad

La humectabilidad se define como la capacidad que posee un fluido para adherirse y
ocupar la mayor area posible sobre una superficie rocosa, en presencia de otro fluido
(Paris de Ferrer, 2010). En este caso, los fluidos inmiscibles presentes son agua y
petréleo. La humectabilidad se puede medir mediante el angulo de contacto que se
forma entre el fluido y la superficie a la que esta adherida. Cuando las propiedades
humectantes de un fluido aumentan, su angulo de contacto disminuye, designandolo
fase mojante. Por otro lado, cuando las propiedades humectantes disminuyen, el

angulo de contacto aumenta, a este fluido se lo denomina fase no mojante. Esta



propiedad es importante ya que afecta al comportamiento capilar de la roca, en los
poros de menor medida tiende a ser cubierta por la fase mojante, mientras que los

poros de mayor dimension tienden a estar cubiertos por la fase no mojante.

1.4.4 Presion capilar

La presion capilar se define como la capacidad que posee una roca para absorber un
fluido humectante o para rechazar un fluido que no es afin a la roca. Ademas la
presién capilar depende de varios factores como geometria y tamafno de los poros,
por esta razon la presidon capilar es la fuerza retentiva que evita que el yacimiento sea
vaciado completamente (Paris de Ferrer, 2010). Se determina la presion capilar

mediante la ecuacion:

Pc = Po — Pw (2)

Donde:

Pc: Presién capilar
Po: Presién del crudo
Pw: Presion del agua

La presion capilar es la diferencia que existe entre el fluido no humectante y el fluido
humectante. Por esta razén, para mantener el yacimiento humectado por agua, y
parcialmente saturado con crudo, es necesario que la presion del petréleo sea mayor
a la del agua. También se ha determinado que las fuerzas capilares son el resultado

de la interaccion entre la tensioén interfacial, superficial y humectabilidad.

2. NANOTECNOLOGIA

La nanotecnologia o también denominada nanociencia, es la encargada de la
investigacién de varias disciplinas como la ingenieria, medicina, y por supuesto
tecnologia a pequefia escala. La nanociencia ensambla estos conocimientos para dar
paso a la generacién de las nanoparticulas. Las nanoparticulas o también llamadas
“nanomateriales de ingenieria” pueden ser descritas como atomos artificiales, porque

son colecciones de atomos unidos entre si con el tamafio mas pequeio de



aproximadamente 1nm a 100nm (1nm=10"°m), en la Figura 2 se observa la escala de
cosas referidas al nanémetro. La propiedad mas importante que brinda las
nanoparticulas es la capacidad de mejorar la eficiencia de un sistema cuando es
incorporado con nanotecnologia, debido a su “gran area superficial, la cual la hace
mas eficiente para interactuar con solventes moleculares cuando ésta es agregada

para hacer la suspension” (Bera & Belhaj, 2016).

Figura 2: La escala de cosas referidas al nanémetro
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La nanotecnologia es una ciencia que aun se encuentra en vias de desarrollo, por ser
nueva y novedosa; pero ha tenido grandes avances en campos como la medicina,
electrénica, eléctrica, ciencia y por supuesto en ingenieria. En el campo de la
ingenieria, se enfocara a la Industria Petrolera, ya que es el principal tema de interés.
En este campo la nanotecnologia ha sido desarrollada para varias lineas como
exploracion de petréleo, trabajos de completacién, fluidos de perforacion, brocas de
perforacion, herramientas de fondo, control de escala, trabajos de estimulacion,

produccion y recuperacién mejorada.

En el campo de exploracion de petréleo, la nanotecnologia puede ser usada como
nanosensores en la caracterizacion sismica, interpretacion, y evaluacién de formacion
con el fin de encontrar reservas de hidrocarburos (Krishnamoorti, 2006). En fluidos de
perforacién, las nanoparticulas ayudaran a reducir la pérdida de fluido, a las

propiedades de lubricidad, y a la estabilizacion del pozo durante la perforacién



(Sharma et al., 2010). En brocas de perforacion, la nanotecnologia esta aportando
con nanodiamante, que esta siendo integrada a la matriz de la broca PDC, y la hace
mas resistente que una broca normal (Agrawal et al., 2012). Con respecto a
herramientas de fondo, la “nanotecnologia puede ser efectivamente aplicada para el
mejoramiento de propiedades mecanicas en herramientas de fondo, usando
nanomateriales disefiados” (Zhang et al., 2012). En el proceso de trabajos de
estimulacion se utiliza nanoparticulas conjuntamente con surfactantes visco-elasticos,
para mejorar los trabajos de estimulacién (Huang & Crews, 2007). En la produccién
de hidrocarburos las nanoparticulas ayudan a mejorar ciertos factores como la

mojabilidad y tensién interfacial.

2.1Nanotecnologia en recuperacion mejorada

La nanotecnologia es uno de los métodos quimicos que estan innovando la
recuperacion mejorada. Esto se debe a su pequefio tamafio, puesto que, debido a
esta ventaja, pueden penetrar con mayor facilidad al medio poroso, y evitar el
taponamiento de las gargantas porales, Ademas “las nanoparticulas pueden actuar
como un modificador de viscosidad en soluciones de polimeros, con el objetivo de

obtener una mayor cantidad de crudo recuperado” (Bera & Belhaj, 2016).

Los aportes realizados por Abdelrahman (2015) en la investigacion del uso de
nanoparticulas en Recuperacion Mejorada en Egipto, en la formacién de Bahariya han
arrojado buenos resultados. De esta formacién perteneciente al Cenomaniano
temprano se obtuvo una muestra de nucleo, que fue recortado para obtener un plug.
La primera etapa del experimento realizado fue saturar al plug con agua de formacion
y crudo provenientes de la misma formacion. La segunda fase consistié en la
inyeccién de una salmuera sintética para desplazar crudo y obtener un factor de
recobro. Finalmente, la tercera etapa de este ensayo consistié en devolver al plug a
sus condiciones iniciales, pero esta vez se inyecté nanofluido con particulas de silice,

para obtener un factor de recobro.

El factor de recobro obtenido del desplazamiento con agua fue de 36% del POES,
mientras que el factor de recobro obtenido al inyectar nanofluido fue de 65%, usando
nanoparticulas de silice de tamafio 20 nm y una concentraciéon de 3% del peso. Cabe
destacar que segun el punto de vista del autor de este ensayo, el principal mecanismo
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de recuperaciéon de las nanoparticulas fue la presibn de separacion. Las
nanoparticulas tienden a formar un ensamblaje en forma de cufia que ayuda a

expulsar las particulas de crudo retenidas en el yacimiento.

Nuevos estudios realizados por Betancur y Cortés (n.d.) acerca del uso de
nanoparticulas de silice para prevenir la formacion de asfaltenos y de esta forma,
evitar el taponamiento de los canales porosos, aumentando la porosidad vy
permeabilidad de la formacién. El experimento se fundament6é en dos escenarios, el
empaque de arena usada poseia una porosidad de 14% y un crudo extrapesado de
6,8 °API, y nanofluido con nanoparticulas de silice a una concentracién de 500 mg/L.
El primer escenario consistié en el desplazamiento del fluido con un medio poroso
limpio, y se evalu6 el dafo induciendo la precipitacion de asfaltenos. Para el siguiente
escenario se utiliz6 nuevamente el empaque de arena limpia, se desplazé el fluido
con un medio poroso limpio, pero esta vez se realizé la verificacion del rendimiento

del nanofluido para inhibir la precipitacién de asfaltenos.

Los resultados obtenidos de este ensayo fueron determinantes, para deducir que las
nanoparticulas poseen las propiedades de inhibir la precipitacion de asfaltenos, dafios
a la formacién, e incrementar la productividad, ya que al utilizar una concentracion de
500 mg/L lograron incrementar el factor de recobro de 68% a 79%. Cabe destacar que
las nanoparticulas consiguieron cambiar la mojabilidad de la roca, pasaron de estar
humectadas al crudo a estar humectadas al agua. Esto se debe a una alta
concentracion y un tamafio menor de nanoparticulas, de esta forma aumenta el area
superficial de las particulas y contribuyen a un recobro mayor de petréleo como

técnica de recuperacion mejorada.

2.2Nanoparticulas de silice

El avance en la nanotecnologia ha brindado una infinidad de nanoparticulas de
diferentes tipos como silice, alumina, magnesio, hierro, y otras mas. Este ensayo se
enfocara en las nanoparticulas de silice, ya que presentan propiedades de gran
interés como una gran area superficial y facil obtencién. Estas nanoparticulas estan
compuestas por una matriz de silice y comprenden un rango de tamarnos entre 2-50
nm, y una elevada area superficial (>1000 m?. g~1) (Llinas & Sanchez-Garcia, 2013).

En este estudio, las nanoparticulas tienen un tamaro promedio de 30 nm.
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Las nanoparticulas de silice son usadas hoy en dia a escala mundial en muchos
aspectos, entre los mas importantes, la industria del Petr6leo. Esto debido a que

poseen grandes caracteristicas, y su bajo costo de obtencién.

2.3Mecanismos de las nanoparticulas de silice en la Recuperacion Mejorada
La Figura 3 detalla los mecanismos de recuperacion de las nanoparticulas en el
medio poroso. Un aspecto importante que poseen las nanoparticulas es que
disponen de una amplia area de cobertura, es decir ocupan una gran cantidad de

area en una unidad de masa, esto gracias a su tamano nanométrico.

Figura 3. El Esquema de los mecanismos de Recuperacion Mejorada de nanofluidos
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Modificado por: Aimara, 2019

Las caracteristicas que favorecen a la recuperaciéon de petréleo son:

a) Presién de separacion

b) Canalizacién de poros

c) Alteracion de la humectabilidad

d) Reduccion de la tension interfacial

e) Adsorcion de finos
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2.3.1 Presion de separacion

Posiblemente, la propiedad mas representativa de las nanoparticulas es la Presion de
Separacion, debido a fenémenos como el movimiento Browniano y repulsién
electrostaticas; las nanoparticulas generan arreglos estructurales, lo que conlleva a
una mayor entropia en la disolucién. La capa o pelicula de disolucién (nanofluido) que
se origina sobre la superficie de la roca es de un espesor muy pequefo. En este
punto los arreglos estructurales de nanoparticulas actuan en forma de cufa (self-
assembled wedge-shaped) y expulsa al petroleo residual, como se observa en la
Figura 4.

Figura 4: Nanoparticulas en una estructura en forma de cuia, resultando en
un gradiente de presion de separacion estructural en el vértice de cuina

Fuente: (Abdelrahman, 2015)
Modificado por: Aimara, 2019

“Esta pelicula en forma de cufa actia para separar las moléculas de petréleo de la
superficie de la roca, de esta manera se recupera mas cantidad de petréleo que

métodos convencionales como: inyeccion de agua, o de C0,” (Hashemi et al., 2013).

Este efecto se alcanza por la capacidad de las nanoparticulas de ocupar amplias
areas de cobertura. La presion causada por una nanoparticula es muy débil, pero la

presion que alcanza un arreglo estructural de nanoparticulas es alrededor de 50000
psi.

2.3.2 Canalizacién de poros
La canalizacién de poros puede ser clasificada en dos tipos: taponamiento mecanico y

log-jamming (Ver Figura 5). Al hablar de taponamiento mecanico, se hace referencia a
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una obstruccidn en las gargantas porales por la intromisién de nanoparticulas, cuando
estas tienen un diametro mayor al de las gargantas porales. Sin embargo, este
fenémeno tiene una probabilidad muy baja de ocurrencia, ya que las dimensiones de
las gargantas porales se encuentran en rangos de micrones (10*-6m), mientras que

las nanoparticulas, poseen tamafo nano (10*-9m) (Molnes et al., 2016).

Figura 5: Log-jamming
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Fuente: (Aurand et al., 2014)

Al hablar de log-jamming (Figura 5), se hace referencia al taponamiento de las
gargantas porales por la aglutinacién de nanoparticulas. Este fendbmeno sucede
cuando el nanofluido migra desde el poro hacia las gargantas porales, es decir fluye
de un espacio de dimensiones mas grandes hacia uno mas pequefo, donde ocurre
una variacion de presion e incrementa la velocidad de flujo. Las moléculas de agua
fluyen mas rapidamente que las nanoparticulas y esto provoca un taponamiento en
las gargantas porales. No obstante, el log-jamming puede ser de provecho, ya que al
taponar pequefios canales porosos producira un incremento en la presién y ayudara a
expulsar el hidrocarburo residual. “Una vez expulsado, la presiéon en el canal
disminuira y las nanoparticulas causantes del taponamiento fluiran con el agua de
forma usual. El mecanismo log-jamming es probablemente el mas dominante en este
sistema” (Aurand et al., 2014)

2.3.3 Alteracion de la humectabilidad

Las nanoparticulas pueden alterar las propiedades de humectabilidad por varios
factores, como concentracién y tamafo. Las nanoparticulas de Silice (Si0,) poseen la

capacidad de modificar las propiedades de humectabilidad. Cuando disminuye el
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tamano y con altas concentraciones las nanoparticulas tienden a disminuir el angulo
de contacto entre el fluido y la superficie, lo que es de gran utilidad, puesto que la roca
tiene la predisposicibn de mojarse al agua. Esto debido al tamafo de las
nanoparticulas y su concentracibn genera una mayor carga de repulsidén
electrostatica. Con la roca mojada al agua sera mas sencillo que el crudo remanente

se desplace y se obtenga una mayor recuperacion.

2.3.4 Reduccién de la tension interfacial

Se ha comprobado que al disminuir la tensién interfacial de crudo, el fluido inyectado
ayuda a aumentar en la recuperacién de crudo. Esto es debido que el nanofluido
inunda el medio poroso, incrementando el numero capilar de modo que un sistema
compuesto por agua-petroleo disminuye la tensiéon interfacial. “Segun estudios
realizados, la aplicacibn de nanofluidos han aportado con una eficiencia de

desplazamiento de crudo” (Suleimanov et al., 2011).

Nanoparticulas de silice son de gran atractivo para la utilizacion en EOR, puesto que
investigaciones elaboradas han demostrado que la concentracién de nanoparticulas
idonea es de 0,05% en el nanofluido para formaciones de baja a media
permeabilidad. Puesto que a altas concentraciones de nanoparticulas disminuye la
tension interfacial entre crudo-agua, pero esto no es garantia de un factor de recobro
adicional alto (Hendraningrant et al., 2013).

2.3.5 Adsorcion de finos
La migracién de finos es un fendmeno causado por la pobre cementacién de las
particulas a la matriz porosa. Cuando se encuentra en la fase de produccioén de crudo,
el yacimiento tiende a sufrir dafio, este suele ser ocasionado por particulas que se
desprenden y migran hacia los canales porosos, taponando las gargantas porales. De
esta manera disminuye la permeabilidad y esto conlleva a una reduccién del factor de

recobro de petroleo.

Las nanoparticulas, en especial de silice (Si0,), presentan la propiedad de adsorcién,
es decir tienden a inhibir la migracion de finos y estabiliza las fuerzas de interaccién

para remediar el dafio hecho por estos finos a la formacién. Segun estudios
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realizados por (Mora et al., 2013), las nanoparticulas de silice tienen una eficiencia de
adsorcion de 9,27%. Y muestran un fenédmeno de inhibicién y estabilizacién del dafio

por migracion de finos.

3. NANOFLUIDO

Se define como nanofluido a la agregacioén de particulas de tamafio nano a un fluido

base. Para este ensayo la composicién del nanofluido se presenta en la tabla 1.

Tabla 1: Composiciéon de Nanofluido

Nanoparticulas | Tamano | Fluido Base Salinidad

Agua sintética

Nanofluido | Silice 30nm | Propiedadesideénticas | g o,

SSF 74 al agua de formacién
SSF 74 Arenisca “U ppm
superior’

Nanofluido Silice 30 nm Agua de formacion 13 000

SSF 79 SSF 79 Arenisca “T ppm
inferior”

Elaborado por: Aimara, 2019

Para la preparacion del agua sintética del pozo SSFD 74, tomamos como referencia
analisis fisico-quimicos de este pozo. Se mezclé agua destilada con sales minerales
hasta obtener propiedades similares al aguade formacion. Finalmente, se dejo en
reposo por una noche.

La concentracion de nanoparticulas seleccionadas para la elaboracion de los dos
nanofluidos (Tabla 1) fue de 500 mg/L; es decir 0,05% en peso. Esta investigaciéon se
basdé en los trabajos realizadas por (Betancur & Cortés, n.d.) donde obtuvieron
resultados exitosos referentes al factor de recobro; este aumentd un 11% (desde 68%
al 79%). Posteriormente se justifica esta concentracion con los resultados obtenidos

de las pruebas de compatibilidad realizadas entre el nanofluido y el crudo.

En la elaboracién del nanofluido para el pozo SSF 74 se utilizd agua sintética, porque

no se pudo obtener muestras de agua de formacion del pozo seleccionado. La razén,
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el BSW del pozo SSF 74 es menor al 1%, por tal motivo se utiliza agua sintética con

propiedades similares al agua de formacion.

4. FACTOR DE RECOBRO

Es la fraccion en volumen de crudo que se recupera del yacimiento, generalmente se
lo expresa en porcentaje. Se define como la relaciéon del volumen recuperado de

hidrocarburo y el volumen de hidrocarburo total inicial en el reservorio.

En este estudio, el factor de recobro secundario con inyeccién de salmuera y

nanofluido, esta definido por:

R1=— (3) R2 =— (4

Donde:

R1: Factor de recobro mediante inyecciéon de salmuera

R2: Factor de recobro mediante inyeccién de nanofluido

Np1: volumen recuperado de crudo mediante inyeccion de salmuera
Np2: volumen recuperado de crudo mediante inyeccion de nanofluido

N: volumen total inicial en el reservorio

5. ANALISIS ECONOMICO DEL PROYECTO

Una vez realizada el analisis de la inyeccion de nanofluidos a muestras del campo
Shushufindi, es necesario verificar si el proyecto es viable y rentable en el futuro.
Debe aportar réditos que ayuden al desarrollo de nuevas investigaciones inmersas en
la industria petrolera. Se determinan los costos de inversidn, egresos e ingresos que

generaran la implementacién de este proyecto innovador.

Para el desarrollo del analisis econémico se emplean los indicadores econémicos
VAN y TIR.
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5.1Flujo de caja

Se define como flujo de caja a la diferencia existente entre los ingresos y egresos de
un proyecto. El flujo de caja puede presentar valores negativos o positivos. En un
proyecto nuevo los primeros periodos una empresa puede tener valores negativos
hasta que alcance una estabilidad econdmica, esto se da ya que los egresos son
mayores a los ingresos. Por otro lado, cuando el flujo de caja es positivo quiere decir

que el proyecto tiene rentabilidad econdmica.

5.2Valor actual neto (VAN)

Este indicador muestra la viabilidad de un proyecto;, cuando es mayor a cero, el

proyecto es rentable.

Para realizar este proceso se calcula el flujo de caja (ingresos - egresos), y realizar la

diferencia con el monto inicial del proyecto; con una tasa de interés de 12% anual

(Miranda, 2016).
E V't (95)
VAN = m - 10

Donde:

Vt: Flujo de caja promedio
I,: Monto inicial del proyecto
n: Numero de periodos

k: tasa de interés

5.3Tasa interna de retorno (TIR)

Se define como la tasa de interés cuando el VAR es igual a cero. Luego de la
inversién en un proyecto, es el porcentaje de rentabilidad que deseamos obtener.

Costo de oportunidad se denominarr.

e TIR<r, el proyecto no es rentable
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e TIR=r, el proyecto no produce ganancias, ni perdidas

e TIR>r, el proyecto es rentable

i Fn
TIR = P ——
;(1 +in (6)

Donde:
Fn: Flujo de caja promedio
n: Numero de periodos

i inversioén inicial

5.4Periodo de recuperacion de la inversion (PRI)
Este indicador econdémico se caracteriza por sefalar el tiempo en el cual se
recuperara la inversién del proyecto a valor presente. Una de las principales ventajas
es que revela con afios, meses e inclusive dias cuando la inversion inicial sera

cubierta.

5.5Relacion costo beneficio (B/C)
El analisis se sustenta en la relacién entre los ingresos totales generados divididos
para los gastos totales e inversion. Cuando la relacién es superior a la unidad, el
proyecto es rentable, mientras que si la relaciéon es igual o menor a uno, no se

recomienda iniciar el proyecto. La relaciéon costo beneficio se determina:

Ingresos totales
B/C

(7)

"~ Gastos totales + Inversiéon
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METODOLOGIA

1. ELABORACION DEL NANOFLUIDO

Para preparar la solucion se utilizé 500 mg de nanoparticulas de silice por cada litro
de fluido base (Figura 6), se realizd la mezcla en un cabezal de alto corte y
cizallamiento a una velocidad de 5000 rpm durante 30 minutos. Se decidi6 utilizar
como fluido base el agua sintética con similar salinidad al del agua de formacién de la
arenisca “U” del pozo SSF 74 para el nanofluido SSF 74; y agua de formacién de la

arenisca “T” del pozo SSF 79 para el nanofluido SSF 79.

Figura 6: Nanoparticulas y nanofluido pozo SSF 79

Elaborado por: Aimara, 2019

2. SELECCION Y RECORTE DE PLUGS

Se utilizaron cores de los pozos SSF 74 y 79. Se realiz6 los ensayos en estos pozos
por recomendacién del Activo Shushufindi. Para comprobar la eficiencia del
nanofluido en estos pozos que tienen una produccion relativamente baja. Como se
observa en los datos de potencial de produccién de Petroamazonas (Tabla 2) el pozo
SSF 74 y SSF 79 presenta bajos niveles de produccién. Ademas, se decidié realizar
una comparacioén de la efectividad del nanofluido en una zona con contenido arcillosa
y en otra con un contenido bajo de arcilla. El pozo SSF 74 se caracteriza por estar
compuesto por un porcentaje moderadamente alto de arcilla, mientras que SSF 79

posee un porcentaje bajo de arcilla.
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Finalmente, estos cores estaban disponibles en el catalogo de la Litoteca de San

Rafael de Petroamazonas

La profundidad elegida para el pozo SSF 74 fue de 9070,3 ft en la arenisca “U”
superior. Por otra parte el pozo SSF 79 fue de 9333,2 ft en la arenisca “T” inferior. La
alta saturacién de crudo fue el parametro que se consider6 para la seleccion de estas
profundidades. Las muestras fueron recortadas y pulidas. En la Figura 7 se detalla el

proceso de obtencién de plugs.

Tabla 2: Potenciales de produccion

Fecha BPPD | BSW (%) API Salinidad
SSF 74 09/12/2018 155 6 29,3 15600
SSF 79 17/12/2018 269 94 25,6 13000

Elaborado por: Petroamazonas, 2018

Figura 7: Cores pozo SSF 74, SSF 79, y recorte de una muestra de core

Elaborado por: Aimara, 2019

3. SATURACION DE PLUGS CON AGUA DE FORMACION

Luego de ser recortados, los plugs fueron lavados con tolueno, para retirar
todo rastro de crudo y agua presente en las muestras. Posteriormente los
plugs son saturados con agua sintética y de formacién respectivamente a
una presion de 3000 psi (Figura 8) para simular las condiciones iniciales de

un yacimiento. El plug SSF 74 fue saturado con agua sintética con
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caracteristicas similares del mismo pozo y el plug SSF 79 fue saturado con

agua de formacion del mismo pozo.

Figura 8. Bomba manual y acumulador para saturacion de agua.

ENERPACE
=

KD

“Manémetro con 3000 psi saturando pIu con agua de formacion.

Elaborado por: Aimara, 2019

4. DESPLAZAMIENTO A CONDICIONES DE YACIMIENTO EN EL
EQUIPO FDS

Los ensayos se realizaron en el equipo FDS 350 (Formation Damage and Well
Treatment Evaluation System) mostrado en la Figura 9, de la marca VINCI
TECHNOLOGIES, con el fin de evaluar el comportamiento del nanofluido sobre los

plugs, y verificar si existe un incremento en el factor de recobro.

Figura 9: Equipo FDS 350, compuesto por: 3 acumuladores, lineas de
inyeccion de fluidos, y un coreholder
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Para los ensayos se utilizaran los plugs de la arenisca “U” superior del pozo SSF 74 y
la arenisca “T” inferior del pozo SSF 79, las propiedades de los plugs se detalla en la
Tabla 3

Tabla 3: Porosidad y Permeabilidad de los plugs

DIAMETRO [LONGITUD |VOLUMEN POROSIDAD
MUESTRAS |(mm) (mm) POROSO (cc) |(%)
SSF 74 37,16 60,11 12,525 0,19215
SSF 79 37,12 61,07 10,09 0,1519

Elaborado por: Aimara, 2019

El ensayo consistidé en tres desplazamientos, el primero se inyecté hidrocarburo, el
segundo con agua de formacién para simular una recuperacién con inyeccién de

agua, y finalmente con nanofluido para simular la recuperacién mejorada.

Desplazamiento con crudo
Una vez montado el plug dentro del coreholder (Figura 10), previo a la inyecciéon de
petréleo, se simularon las condiciones del reservorio a 176 °F (80°C) y (1800 psi).

Figura 10: Partes internas equipo FDS 350

AGUA DE
FORMACION

PETROLEC

COREHOLDER

Elaborado por: Aimara, 2019
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Se inyecta un volumen de crudo equivalente a diez volumenes porosos con un caudal
inicial de 6 cc/min hasta obtener un valor de presion estable. Una vez alcanzado los
diez volumenes porosos, se inyecta crudo al plug con 3 distintos caudales (0,6, 0,8, 1
cc/min) de esta manera el software determinara la permeabilidad inicial con mayor
exactitud. Estos valores de caudal se utilizaran posteriormente en la inyeccién de

agua y nanofluido para el calculo de sus respectivas permeabilidades efectivas.
Desplazamiento con agua de formacion

Finalizada la saturacién de crudo, se inyecté agua de formacién. Esto para simular
una recuperacion primaria mediante el desplazamiento de agua. EL volumen de crudo
desplazado se recolecté en una probeta, y se lo denomindé Np1 (volumen recuperado
de crudo por desplazamiento de agua).

Desplazamiento con nanofluido

Concluido el desplazamiento con agua de formacién en el plug, se inyecté nanofluido
al plug. Esto se realiz6 con el fin de simular la recuperaciéon mejorada. El volumen de
crudo desplazado por la inyeccion de nanofluido se recogié en una probeta y se

denominé Np2 (volumen recuperado de crudo por desplazamiento de nanofluido).

5. DETERMINACION DE VOLUMEN DE CRUDO TOTAL INICIAL

Con la muestra saturada de agua de formacién y crudo, se colocan en la camara de
lavado del equipo Soxhlet (Figura 11), el equipo utiliza tolueno para lavar la muestra y
remover el crudo y agua. La camara trabaja a 392 °F (200°C), temperatura a la que el
agua se precipitd en una pipeta graduada. En la pipeta se recolecta el volumen de
agua inicial y este valor ayudara a obtener volumen de petroleo total inicial (N)
utilizando el método Dean Stark-SOXHLET.
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Figura 11: Equipo SOXHLET

Elaborado por: Aimara, 2019

6. CALCULO DE FACTOR DE RECOBRO

El factor de recobro se calcula con la ecuacién que relaciona el volumen recuperado
de petroleo (Np) y el petréleo total inicial en el plug (N). Se calcul6 tanto el factor de
recobro con desplazamiento de agua como el factor de recobro con desplazamiento
de nanofluido. Posteriormente se evalud estos valores para determinar si existe o no

un aumento en el factor de recobro.
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RESULTADOS

Se detallan los resultados de todas las pruebas realizadas a los plugs de los pozos
estudiados. Las pruebas desarrolladas han sido necesarias para evaluar el

comportamiento de los nanofluidos sobre el medio poroso.

1. PRUEBAS REALIZADAS A PLUGS

1.1Petrografia

El andlisis petrografico consiste en la observacién mediante un microscopio ZEISS
con objetivos de 5, 10, 15 y 20 de alta gama de la roca para determinar ciertos
factores como forma, tamafo de grano, textura, y porcentaje de arcilla. Todo esto es
de utilidad para poder definir las caracteristicas del plug. Si el porcentaje de arcilla
presente en la muestra es alta, se puede deducir que existira taponamiento por
migracion de arcillas y por ende disminuira la permeabilidad. Caso contrario, si el

porcentaje de arcillas es bajo, no afectara la permeabilidad de la muestra.
PLUG SSF 74

La muestra contiene un tamafio de grano muy fino, de buena seleccién, distribuido de
forma subangular a subredondeada. Presenta una porosidad primaria del tipo
intergranular. El andlisis efectuado mediante el contaje de 300 puntos la clasifica
como una Cuarzoarenita. En la Tabla 4 se detalla el porcentaje de los componentes
minerales encontrados en el plug. Se evidencia que existe un porcentaje del 2% de

arcillas.

Tabla 4: Composicion mineralégica de las muestras de la Arenisca " U " del pozo
Shushufindi — 74.

Microfotografia 5X Pozo/Zona - Prof. SSF-74 —9070.3 ft
Componente Mineral %
Cuarzo 92
Feldespato 2
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Continuacién Tabla 4
Carbonatos Tr
Arcilla 5
Accesorio Tr

Elaborado por: (CIQ, 2019)

PLUG SSF 79

Segun el analisis realizado la muestra contiene un tamano de grano fino inferior, de
buena seleccién, distribuido de forma subangular a subredondeada. Posee una
porosidad primaria del tipo intergranular y la porosidad secundaria esta dada por
distribucién de carbonatos. El analisis efectuado mediante el contaje de 300 puntos la
clasifica como una Cuarzoarenita. En la Tabla 5 se observa que este plug contiene

1% de arcilla.

Tabla 5: Composicion mineralégica de las muestras de la Arenisca " T " del pozo
Shushufindi — 79.

Microfotografia 5X Pozo/Zona -Prof. SSF-79—-9333.2 ft
Componente Mineral %
Cuarzo 98
Feldespato Tr
Arcilla 1
Accesorio Tr

Elaborado por: CIQ, 2019
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1.2Mineralogia por difraccion de rayos x (DRX) y MEB
PLUG SSF 74

La muestra del pozo Shushufindi 74 esta caracterizada por un alto contenido en
cuarzo, y moderado contenido en caolinita (aproximadamente 5%), véase anexo 1. La

porosidad primaria esta afectada por la presencia de la arcilla denominada caolinita.

Mientras que el analisis en el MEB, se observa como los granos de cuarzo estan
cubiertos por bajos porcentajes de arcilla, y ademas ha determinado que los tamanos

de los poros oscilan entre 23 ym y 79,52 um. Véase Figura 12.

Figura 12: MEB SSF 74

11307 v |mag @] det| WO
358 ¢ 00 kv| 338x |ETD|147

Fotografia al MEB, granos | Fotografia al MEB, | Fotografia al MEB, caolinitas
de cuarzos con bajo |porosidad primaria de|en forma de coating vy
porcentajes en arcillas. tamanos que oscilan entre | porefilling, cerrando
23 ym a 79,52 ym. parcialmente la porosidad
primaria de la roca.

Elaborado por: CIQ, 2019

PLUG SSF 79

La muestra del pozo Shushufindi 79; esta representada por un alto contenido en
cuarzo, y bajo porcentaje en caolinita (aproximadamente 1%), véase anexo 2. La
porosidad intergranular primaria esta afectada por la presencia de la arcilla
denominada caolinita. El MEB pudo detectar una porosidad primaria de tamarfios que
se encuentran entre los valores de 27,15 pm a 69,62 um. Ademas, una fotografia
donde se observa que el cuarzo se encuentra cubierto por bajas cantidades de arcilla

de tipo caolinitica.
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Figura 13: MEB SSF 79

27,15 ym a 69,62 pm.

Fotografia al MEB, | Fotografia
porosidad  primaria  de | caolinitas
tamafnos que oscilan entre | coating

cerrando parcialmente
poros de la roca

al MEB,
en forma de
y porefilling,

los

de

Fotografia al MO, granos
cuarzos
porcentajes en arcillas.

con

1.3 Analisis convencional (Permeabilidad y Porosidad)

Elaborado por: CIQ, 2019

El analisis convencional realizado en el equipo Poroper, proporciona parametros de

porosidad y permeabilidad absoluta al aire.

PLUG SSF 74

Los resultados de las mediciones de permeabilidad y porosidad del plug, se detallan

enla Tabla 6

Tabla 6 Analisis convencional (porosidad y permeabilidad absoluta al aire) de la Arenisca
“U” del pozo Shushufindi — 74.

Profundidad | Diametro | Largo | Volumen | Permeabilidad | Porosidad Porosidad
muestra (mm) (mm) | poroso absoluta (mD) | antes del después del
(pies) (cc) ensayo (%) | ensayo (%)
9070 37,16 60,11 | 12,53 1272,633 19,22 18,60

Elaborado por: Aimara, 2019
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PLUG SSF 79
De manera similar, se realiz6 evaluacibn a las propiedades de porosidad y

permeabilidad absoluta al plug del pozo; ver Tabla 7

Tabla 7: Analisis convencional (porosidad y permeabilidad absoluta al aire) de la
Arenisca “T” del pozo Shushufindi — 79.

Profundidad | Diametro | Largo Volumen | Permeabilidad | Porosidad Porosidad

muestra (mm) (mm) poroso absoluta (mD) | antes del después del
(pies) (cc) ensayo (%) | ensayo (%)
9333 37,21 61,07 10,09 2286,448 15,19 18,58

Elaborado por: Aimara, 2019

1.4Presion capilar

El ensayo de presién capilar se realizé mediante el picnbmetro de mercurio, donde se
inyecta mercurio al nucleo de corona, y se obtienen datos de diametro de gargantas
porales, distribucién de gargantas porales; y resultados preliminares de presion

capilar.
PLUG SSF 74

Los datos de diametro (Anexo 3, Tabla 19) de gargantas porales y presiones capilares
indican que la mayor distribucién de gargantas porales se encuentra en el rango de
Macroporos, y cuyos intervalos de diametros estan entre 2 ym a 10 ym (Anexo 3,
Figura 25). El tamafio promedio aproximado de garganta poral es de 5.20 um.
Graficamente el valor determinado de agua irreductible es de 20% (Anexo 3, Figura
24).

PLUG SSF 79

Los datos de diametro de gargantas porales y presiones capilares (Anexo 4, Tabla 20)
determinadas mediante el Equipo de Presién Capilar con Picndmetro de Mercurio en
la muestra indican que la mayor distribucion de gargantas porales se encuentra en el
rango de Megaporos, cuyos diametros son > 10 um (Anexo 4, Figura 27). El tamafio
promedio aproximado de garganta poral para el reservorio es de 8,35 pm.
Graficamente el valor determinado de saturacidén irreductible de agua es de 9%
(Anexo 4, Figura 26).
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2. PRUEBAS REALIZADAS AL HIDROCARBURO
2.1Gravedad especifica

Utilizando un hidrometro, se determin6 la gravedad API, y con este se calculd la

gravedad especifica.

El crudo del pozo SSF 74 es de 29,2 °API, con una gravedad especifica de 0,8805.
De forma similar, los grados API del crudo del pozo SSF 79 son 25,7, la gravedad

especifica es 0,9. Ver Figura 14.

Figura 14: Determinacion de °APl mediante hidrometro (izquierda y
centro crudo SSF 79, derecha crudo SSF 74)

Elaborado por: Aimara, 2019

2.2Viscosidad

La viscosidad se midi6é utilizando el viscosimetro Brookfield. La viscosidad del crudo
SSF 74 fue de 4,085 cp, mientras que la del crudo SSF 79 fue de 7,135 cp. Ver Figura
15.

Figura 15: Equipos utilizados para determinar la viscosidad

Elaborado por: Aimara, 2019
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2.3Prueba de compatibilidad de fluidos

La prueba de compatibilidad se realiz6 para comprobar la existencia de emulsiones
entre el nanofluido y el hidrocarburo. Esto quiere decir, si la concentracion de
nanoparticulas de silice es la adecuada, no se gener6é emulsiones al mezclarse con el
crudo. En la Figura 16 se presenta los resultados finales de la prueba realizada. En el
lado izquierdo se muestra el crudo del pozo SSF 74 formando una interfase
claramente definida con el nanofluido SSF 74. En la parte derecha se puede observar
al crudo del pozo SSF 79 presentando una buena interfase con el nanofluido SSF 79.

La concentracion 6ptima es 500 mg/L.

Figura 16: Resultados de la prueba de compatibilidad

Elaborado por: Aimara, 2019

3. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTOS

3.1Saturaciones de fluidos y volumen total de crudo inicial (N)

Las saturaciones de fluidos en las muestras se determinaron en el equipo SOXHLET.

En la Tabla 8 y 9 se detallan las saturaciones y volumenes de fluidos presentes en el
plug.

Tabla 8: Saturaciones y volumen de fluidos SSF 74

Swi (%) So (%) Sg (%)
0,079 0,866 0,055
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Continuacién Tabla 8
Volumen de agua (cc) | Volumen de crudo (cc) | Volumen de gas (cc)

0,99 10,845 0,69

Elaborado por: Aimara, 2019

Tabla 9: Saturaciones y volumen de fluidos SSF 79
Swi (%) So (%) Sg (%)
0,040 0,945 0,015

Volumen de agua (cc) | Volumen de crudo (cc) | Volumen de gas (cc)

0,4 9,54 0,15

Elaborado por: Aimara, 2019

Es importante sefalar que el valor de N corresponde al valor de volumen de crudo, ya
que es el volumen total de crudo inicial que tiene el plug. Por tanto, el valor de N para
el plug SSF 74 es de 10,845 cc, y el valor de N para el pozo SSF 79 es 9,54 cc.

3.2Desplazamientos, volumen recuperado de crudo (Np) y calculo del factor
de recobro

Los datos de la Tabla 10, obtenidos en el equipo FDS con el desplazamiento fueron:
Np1 (volumen recuperado de crudo) correspondiente a la inyeccién de agua sintética
de 4,37 cc. El valor de Np2 correspondiente a la inyeccién de nanofluido de 2 cc El

factor de recobro se determind en base a la ecuacién elemental del factor de recobro
R = %, R1 (factor de recobro primario) fue 40,29% y R2 (factor de recobro

secundario) fue 18,44%; valores en Tabla 10.

Tabla 10: Volumenes recuperados de crudo del pozo Shushufindi — 74.

N (cc) Inyeccién de agua sintética | Inyeccion de nanofluido
Np1 (cc) R1 (%) Np2 (cc) R2 (%)
10,845 4,37 40,29 2 18,44

Elaborado por: Aimara, 2019
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La Tabla 11 representa los resultados obtenidos del FDS fueron Np1 de 2,1 cc para la
inyeccion de agua de formacién, y Np2 de 2 cc mediante la inyeccién de nanofluido.
El factor de recobro primario conseguido fue 22,012% y el factor de recobro

secundario fue 20,96%.

Tabla 11: Volumenes recuperados de crudo del pozo Shushufindi — 79.

N (cc) Inyeccion de agua formacién | Inyeccion de nanofluido
Np1 (cc) R1 (%) Np2 (cc) R2 (%)
9,54 2,1 22,01 2 20,96

Elaborado por: Aimara, 2019

En la Figura 17, se aprecian los volumenes finales obtenidos; se realiza una

comparacién del petréleo recuperado por los desplazamientos con agua y nanofluido.

Figura 17: Hidrocarburo recuperado mediante
desplazamiento con agua y nanofluido

3.3 Permeabilidad efectiva

La permeabilidad efectiva se obtuvo con el software del equipo FDS, realizando un

promedio aritmético de la informacion generada en las condiciones mas estables para
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cada ensayo; normalmente luego de que ha circulado por la muestra 10 volumenes

porosos del plug.

PLUG SSF 74

La permeabilidad inicial, cuando se inyecta crudo a la muestra, proporciond un valor
de 226,25 mD. Referimos a permeabilidad efectiva al agua cuando se inyecta
salmuera para obtener un factor de recuperacién, el valor fue de 168,12 mD. Por
ultimo, la permeabilidad efectiva al nanofluido se obtuvo cuando éste fue inyectado

para obtener un recobro secundario, el valor fue de 51,91 mD; ver Figura 18.

Figura 18: Permeabilidades efectivas arenisca U
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- 226.25mD agua: 168.12 mD efectiva nanofluido:
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E 100
S I
g 0 66 71 76

10 20 30 218 268 318

VOLUMEN INYECTADO A LA
MUESTRA
Elaborado por: Aimara, 2019

PLUG SSF 79

La permeabilidad efectiva al crudo fue de 403,20 mD cuando se inyectd por primera
vez al plug. Posteriormente, la permeabilidad efectiva al agua fue de 275,10 mD
cuando la salmuera se inyect6 con el fin de obtener un factor de recobro. Finalmente,
la permeabilidad efectiva al nanofluido fue de 332,75 mD cuando este fue desplazado

sobre la muestra para obtener el factor de recobro final; ver Figura 19.
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Figura 19: Permeabilidades efectivas arenisca T
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Elaborado por: Aimara, 2019

4. SIMULACION

La simulacion del proyecto se realizé en el software Matlab, mediante la ecuacion (1)

ya definida:

_ kA(4P)
==

El software comprueba los valores obtenidos experimentalmente del factor de

recobro por inyeccion de nanofluidos, mediante calculos matematicos

Matlab calcula el valor q (caudal de produccion de crudo mediante la inyeccién de

nanofluido).

Cabe acotar que los datos de permeabilidad y diferencial de presién se obtuvieron por
el software del equipo FDS durante el tiempo que dur6 la produccién de crudo. Luego
se determina el valor de caudal acumulado y se multiplica por el valor del tiempo de
inyeccion y obtenemos Np (volumen recuperado de crudo). Finalmente, se procede a

calcular el factor de recobro:
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Figura 20: Calculos del pozo SSF 74 realizados en el software Matlab

AlcmZ2) mnl(cp) L {cm) E(D) AP (atm) g (cm3/seg) ti(seqg)
10.845 4.085 €.011 0.0511%53 —0.3183673465 0.00415286 10
0.045364 —-0.15047c150 0.00415281 20
0.0459364 —-0.15047615%0 0.00415281 320
0.051153 -—-0.1B36734¢9 0.0041528B6 40
0.045364 —0.19047c150 0.00415281 20
0.0459364 —D.19%0476150 0.00415281 &0
C.049364 —-0.190476190 C.C00415281 GE

Caudal Np—Caudal N=volumen de
acumulado acumulado*t Petroleo Total
{cs'rLS;’seg} {cm3) en =1 Reservorio

0,029069767 1,918604634 10.485

CALCULC DE FACTOR DE RECOBRD
iy
TN
R = 18,29856589%

Elaborado por: Aimara, 2019

Figura 21: Caudal vs tiempo SSF 74 realizado en Matlab
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Elaborado por: Aimara, 2019
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Figura 22: Calculos del pozo SSF 79 realizados en el software Matlab

Tiempo t (seg)

A fcm2) nicp) L {cm}) E (D} AP (atm) g {(ocm3/seqg) ti{=s=g)
10.874 T.315 &.107 Q.312618 —D.029931973 0.0022T7TTEe5949 i0
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Elaborado por: Aimara, 2019
Figura 23: Caudal vs tiempo SSF 79 realizado en Matlab
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Elaborado por: Aimara, 2019
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Los resultados del software Matlab fueron similares a los obtenidos
experimentalmente. Matlab determiné valores de factor de recobro de 18,29% vy
20,41% para SSF 74 y 79, respectivamente. El margen de error entre los resultados
del simulador y los obtenidos en el laboratorio fueron de 18% para SSF 74 y 2,6%
para SSF 79 (Figura 20 y 22)

El comportamiento del caudal de nanofluido inyectado con respecto al tiempo se
observo en las Figuras 21 y 23. El caudal de inyeccién de nanofluido tiene el mismo

patrén con respecto al tiempo y no se observd ningun comportamiento anémalo.

5. ANALISIS ECONOMICO

Ante la alta demanda de hidrocarburo y al gran impacto que esta teniendo la
nanotecnologia aplicada a la industria petrolera en paises como Egipto y Colombia, es
necesario determinar la rentabilidad del proyecto, propuesto en este trabajo se realizé

el analisis; por lo tanto, econdmico con una proyeccion de 5 aios.

Segun Petroamazonas EP el factor de recobro para la arenisca U superior por flujo
natural es de 11,73% vy el factor de recobro acumulado del campo es de alrededor
18,44% mediante la inyeccion de nanofluido. Segun el anexo 5, en la Tabla 21, la
producciéon promedio anual del campo por recuperacion primaria durante los ultimos
cinco anos fue de 1 478 250 bbls. Con estos datos se estima que con la
implementacion de inyecciéon de nanofluidos se obtendra una produccion promedio
anual 2 323 864 bbls, véase Tabla 12.

Tabla 12: Produccion estimada Arenisca U Superior

Factor de recobro primario (%) Produccion estimada anual (bbls)
11,73 1478 250

Factor de recobro con nanofluidos (%) Produccion estimada anual (bbls)
18,44 2 323 864

Elaborado por: Aimara, 2019
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Para la arenisca T inferior el factor de recobro es de 26,90%, y el factor de recobro
acumulado con el uso de nanotecnologia es de 20,96%. En el anexo 5, en la Tabla
22, la produccidén promedia anual del campo por recuperacion primaria en los ultimos
cinco afnos fue de 5 548 000 bbls. Con estos datos se estima que con la inyeccién de

nanofluidos la producciéon promedio anual del campo sera 4 322 902 bbls (Tabla 13).

Con los valores de produccién inyectada se procedié a realizar el analisis econdmico

para la produccién del campo a futuro.

Tabla 13: Produccion estimada Arenisca T Inferior

Factor de recobro primario (%) Produccion estimada anual (bbls)
26,90 5 548 000

Factor de recobro con nanofluidos (%) Produccion estimada anual (bbls)
20,96 4 322 902

Elaborado por: Aimara, 2019

Inversidn inicial del proyecto

La produccién de nanofluido de silice tiene un costo de $20,86 por cada barril (Prieto,
2017). El volumen de agua inyectada en el campo Shushufindi es 21 270 barriles
diarios (Petroamazonas EP, 2018); por lo tanto, se inyectara el mismo valor de
barriles de nanofluido. El volumen de inyeccion de nanofluidos sera 7 763 550 bbls

con un costo de $161 947 653, para el periodo de un afio.

Se debe considerar el reacondicionamiento de pozos para completarlos como
inyectores. Para este analisis, se han tomado como referencia 4 pozos para la
inyeccion de agua en Shushufindi (Miranda, 2016), con costo aproximado de
$5.200.000. Ver Tabla 14 con los costos asociados a los equipos requeridos para la

recuperacion de nanofluidos

Tabla 14: Costos de equipos necesarios para inyeccion de nanofluido en el campo
Shushufindi

Equipos Costo
Tanque de almacenamiento de $1.680.050
nanofluido (34000 bbls)
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Continuacién Tabla 14

Tanque de inyeccion (5000 bbls) $540.000

4 Bombas de inyeccién $700.000

4 Bombas de transferencia $300.000
Tanque transvase, y skimer $1.200.000
Facilidades de superficie $7.000.000
Reacondicionamiento de 4 pozos $5.200.000
Tuberia $670.405
Inyeccién de nanofluidos $161 947 653
TOTAL $179 238 108

Elaborado por: Aimara, 2019

Costos de produccion

En las Tablas 15 y 16 constan los ingresos y egresos, respectivamente, para el
proyecto de inyeccion de nanofluidos en el campo Shushufindi; el costo del barril WTI
en promedio anual durante los Ultimos 5 afios se encuentra en $ 51 (anexo 6, Tabla

23). Mientras que los costos de produccién de un barril de crudo es $ 27.

Tabla 15: Ingresos en el campo Shushufindi

POZO SSF 74
Recuperacion de hidrocarburo por afio (bbls) 2 323 864
Precio de petréleo WTI (USD/bbls) 51
Ingresos totales (USD) 118 517 064
POZO SSF 79
Recuperacion de hidrocarburo por afio (bbls) 4 322 902
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Continuacion Tabla 15

Precio de petréleo WTI (USD/bbls) 51

Ingresos totales (USD) 220 468 002

Elaborado por: Aimara, 2019

Tabla 16: Egresos en el campo Shushufindi

POZO SSF 74
Recuperacion de hidrocarburo por afio (bbls) 2 323 864
Costo produccion (USD/bbls) 27
Egresos totales (USD) 62 744 328
POZO SSF 79
Recuperacion de hidrocarburo por afo (bbls) 4 322 902
Costo produccion (USD/bbls) 27
Egresos totales (USD) 116 718 354

Elaborado por: Aimara, 2019

Resultados del analisis economico

Se realiz6 los calculos de VAN y TIR, mediante el flujo de caja del proyecto con un
valor de tasa de descuento de 12% anual (1% anual) (Salazar, 2014), una inversion
inicial de $179 238 108 y un periodo de 5 afios. Los datos del flujo de caja se
computaron mediante la diferencia de ingresos y egresos. Los valores del PRI se
obtuvieron mediante el analisis y se presentaron en el anexo 7. Finalmente, los
valores de B/C se determinaron relacionando los ingresos totales divididos para los

egresos totales.
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Tabla 17: Analisis Econdmico arenisca U superior

INVERSION

179 238 108

TASA DE DESCUENTO

0.12

INGRESOS

EGRESOS

FLUJO DE
CAJA

VAN = i I
T/ oatnt Y

VAN

TIR

PRI

B/C

0

179 238 108

-179 238 108

-179 238 108

$21 810 123

17%

4,3

1,52

118 517 064

62 744 328

55772736

49 797 086

118 517 064

62 744 328

55772736

44 461 684

118 517 064

62 744 328

55772 736

39 697 932

4

118 517 064

62 744 328

55772736

35 444 582

5

118 517 064

62 744 328

55772736

31646 948

TOTAL

592 585 320

492 959 748

Elaborado por: Aimara, 2019

Tabla 18: Analisis Econdmico arenisca T inferior

INVERSION

179 238 108

TASA DE DESCUENTO

0.12

n

INGRESOS

EGRESOS

FLUJO DE
CAJA

VAN =

t=1

Vt :
T

VAN

TIR

PRI

B/C

0

179 238 108

-179 238 108

-179 238 108

$194 756 154

50%

1.47

220 468 002

116 718 354

103 749 648

92 633 614

220 468 002

116 718 354

103 749 648

82 708 584

220 468 002

116 718 354

103 749 648

73 846 950

4

220 468 002

116 718 354

103 749 648

65934 777

5

220 468 002

116 718 354

103 749 648

58 870 337

TOTAL

1 102 340 010

762 829 878

Elaborado por: Aimara, 2019
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DISCUSION

1. ARENISCA U SUPERIOR

En la muestra (plug) de la arenisca U superior correspondiente al pozo SSF 74,
mediante los desplazamientos de nanofluido se observé que el factor de recobro
secundario se incrementé en 18,44%, después de la recuperacion mediante inyeccidn
de agua que obtuvo un factor de recobro de 40,29%. Por lo tanto, el factor de recobro
final acumulado es de 58,73%. Este valor representativo es factible debido a las
propiedades que tienen los nanofluidos: la presion de separacion, y gran area de
cobertura, permiten expulsar las particulas de hidrocarburo que se encuentran en los
lugares mas profundos del medio poroso. El crudo de este pozo, de 29,2 °API, indica
un crudo liviano, que sera facil desplazar sobre el medio poroso, y ademas su bajo
valor de viscosidad (4,085 cp) conjuntamente con el nanofluido y su accién sobre la

tensién interfacial, permitié tener un mayor recobro de hidrocarburo.

La Figura 18 muestra que la permeabilidad efectiva al crudo fue de 226,25 mD, al
momento de inyectar agua sintética fue de 168,12mD, y al inyectar nanofluido la
permeabilidad fue de 51,91 mD. La permeabilidad efectiva disminuyd drasticamente
por el uso de agua sintética como fluido base de nuestro nanofluido. El agua sintética
esta constituida por sélidos disueltos y en suspensién. Los sélidos disueltos tienden a
disolverse en agua, mientras que los sélidos en suspension no pueden disolverse en
la misma. Los soélidos disueltos con el pasar del tiempo tienden a convertirse en
sélidos en suspension y tiende a precipitarse. Al ingresar al medio poroso y tener un
tamano mayor a las gargantas porales obstruyé los canales porales y como
consecuencia la disminucién de la movilidad del crudo. Las nanoparticulas no
causaron efecto de taponamiento puesto que su tamafio es mucho menor (10~°m) en

comparacion a los soélidos en suspension (0,45u o 4,5x10~°m) (Wikipedia, 2019).

Las pruebas realizadas en el MEB y DRX, complementadas con petrografia y ensayos
en el Poroper han mostrado tener una porosidad primaria de 19,22%, lo que significa
que es una porosidad buena y conlleva a saturaciones de fluidos mas altas. El
resultado del analisis convencional, Tabla 6, da una permeabilidad absoluta al aire de
1272 mD. La prueba de porosidad antes del ensayo era de 19,22%, pero después de

los desplazamientos esta decayé a 18,60%. Consecuentemente disminuye la
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permeabilidad de la muestra, debido a la migracion de finos que obstruyen las

gargantas porales.

La muestra esta compuesta por cuarzo, y el porcentaje de arcillas es del 5%; la arcilla
mas representativa en el plug es caolinita. El mayor problema que se tiene con este
tipo de arcilla es el taponamiento de los espacios porales por acumulacién de las
mismas. La migracién de estas arcillas hacia los canales porosos es una de las
causas para una baja permeabilidad efectiva en los desplazamientos de agua y

nanofluido.

La prueba de presién capilar indica que los diametros de gargantas porales se
encuentra en rangos de 2 um a 5 uym; los coloca en el rango de macroporos. Esto es
de vital importancia puesto que no ocasionaran problemas de taponamiento con las
nanoparticulas de silice; éstas tienen un diametro de 30 nm. Debido al alto porcentaje
de gargantas macroporosas, se puede deducir que la roca ofrecera menor resistencia
capilar a la migracién de hidrocarburos; es decir, los fluidos migraran a través de la

roca con una minima presion de desplazamiento.

Los resultados del ensayo de desplazamiento se verificaron mediante la simulacién en
el software Matlab. El factor de recobro mediante el ensayo se encuentra en 18,44% y
en el software de 18,29%, con un porcentaje de error del 0,18%; el cual muestra la

veracidad de los resultados obtenidos.

2. ARENISCA T INFERIOR

Los analisis de laboratorio realizados en el plug de la arenisca T inferior para el pozo
SSF 74 proporcionaron resultados satisfactorios en el factor de recobro; éste aumentd
en 20,96%, después de la recuperacidon mediante inyeccién de agua que obtuvo un

factor de recobro de 22.01%. El factor de recobro acumulado fue de 42,97%.

La extraccion del crudo SSF 79 fue facil, por tener una baja viscosidad que es de
7,135 cp y de 25,7 °API (crudo moderadamente liviano), y también por el uso de
nanofluido; ya que éste disminuyé la tension interfacial entre el crudo y el agua de

formacioén facilitando la recuperacion de crudo.

La prueba de presion capilar indica que los diametros de gargantas se encuentran en

el rango de macroporosas, por lo tanto se puede deducir que la roca ofrecera menor
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resistencia capilar a la migracion de hidrocarburos y ayudara en gran medida a

producir mas crudo.

La permeabilidad efectiva al crudo fue de 403,20 mD y disminuy6é a 275,10 mD al
inyectar agua de formacion. Esto se debe a que el agua de formacion al ingresar al
plug arrastra las arcillas que no se encuentra bien adheridas a la roca, ademas el
agua de formaciéon al no poseer la propiedad de adsorcién de finos que las
nanoparticulas si poseen, resultan en la disminucion de la permeabilidad efectiva al
agua por migracién de finos. Pero la permeabilidad efectiva al nanofluido aument6 a
332,75 mD. Esto significa que el nanofluido tiene gran facilidad para desplazarse
sobre el medio poroso, y previene su taponamiento. Esto debido a la propiedad de
adsorcion de finos, que poseen las nanoparticulas, retuvieron las arcillas caoliniticas y
mejoraron la permeabilidad efectiva, ademas al mejorar la humectabilidad del medio

poroso ayudo a aumentar la permeabilidad efectiva del nanofluido.

Segun las pruebas de DRX y MEB, se comprueba que la muestra tiene bajo
porcentaje de arcilla (caolinita); representa un 1% en el plug SSF 79. Mientras que la
permeabilidad absoluta al aire es de 2286,44 mD, lo cual es un valor relativamente
alto. Todas estas buenas condiciones ayudaron al desplazamiento de crudo. Ademas
en la prueba de porosidad se tiene que antes del ensayo la porosidad era de 15,19%

y la porosidad después del ensayo se increment6 a 18,58%.

Utiliz6 Matlab se determind un factor de recobro con desplazamiento de nanofluido de
20,41%, mientras que los resultados obtenidos en el ensayo fue de 20,96% con un
margen de error de 2,6%. Lo que quiere decir que los resultados obtenidos son

validos.

Comparando los resultados del factor de recobro con inyeccion de nanofluidos de los
pozos SSF 74 y 79, muestran una diferencia significativa de 18,44% y 20,96%
respectivamente. Esto es debido a la presencia de una mayor cantidad de arcillas en
el plug SSF 74 del 5% en comparaciéon con el 1% del plug SSF 79. Esta variacion
puede causar una mayor cantidad de finos que migran hacia los espacios porosos,
taponandolos e impidiendo que podamos obtener una mayor recuperacion de
hidrocarburo. Otro factor a considerar es el agua sintética utilizada como fluido base

para la preparacién del nanofluido SSF 74. A pesar de las propiedades de adsorciéon

46



de finos de las nanoparticulas, no fue de completa ayuda, ya que el agua sintética
contiene sélidos en suspensiéon que no pudieron ser removidos y podrian taponar las
gargantas porales; este fendbmeno explicaria la disminucién en la permeabilidad

efectiva del nanofluido, que se redujo de 226,25mD a 51,91mD.

Por otro lado, el nanofluido utilizado SSF 79 se prepar6 como fluido base agua de
formacion de la propia arenisca, y se evidencié los buenos resultados obtenidos; un
alto porcentaje de recobro y una permeabilidad efectiva “alta” de 332,75 mD en

comparacién al nanofluido SSF 74.

En la Figura 16 se observan los resultados de las pruebas de compatibilidad
realizadas a los nanofluidos, claramente se evidencia una interfase definida entre el
nanofluido y el hidrocarburo. Es decir, que la concentracion de 500mg/L utilizada para
la elaboracién de los nanofluidos SSF 74 y SSF 79 fue la adecuada porque no

generaron emulsiones y se mantuvieron estables.

Los resultados obtenidos del analisis econémico, en el caso del VAN para SSF 74 y
SSF 79 de $21 810 123 y $194 756 154, respectivamente. Esto significa que se
generaran grandes réditos y se recuperara la inversién a un corto plazo (en menos de
un afo, para ambos casos). Mientras que el valor de la TIR para SSF 74 es de 17% y
para SSF 79 es 50%; esto significa una alta rentabilidad y la implementacion de
nanotecnologia por los 5 afios para la proyeccidén de esta investigacion. Para el caso
de SSF 74 el valor PRI es de 4,3 afios y B/C es de 1,20 lo cual significa que se
recuperara la inversion inicial en este periodo con un beneficio moderado. Mientras
tanto SSF 79 el valor PRI es 2 afios, y un B/C es de 1,45 lo que significa que el

proyecto es muy rentable.

La nanotecnologia apuesta a ser uno de los grandes avances del futuro, no solamente
por sus propiedades sobre el medio poroso, sino también por los altos réditos

econdémicos que brindara a la industria.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

1. CONCLUSIONES

Mediante el desplazamiento de nanofluidos sobre los plug SSF 74 y SSF 79 se
obtiene un factor de recobro de 18,44% vy 20,96% respectivamente.
Experimentalmente se comprueban los beneficios que aportan las
nanoparticulas al mejorar la humectabilidad de la roca, disminuir la tension
interfacial de los fluidos, al presentar propiedades adsortivas y presiéon de

separacidon que ayudan a desplazar el crudo residual del yacimiento.

La muestra SSF 74 es una arenisca moderadamente consolidada, compuesta
de 92%de cuarzo y 5% de caolinita. Se evalud propiedades de permeabilidad
efectiva y porosidad antes y después de los desplazamientos. La permeabilidad
efectiva al crudo 226,25 mD, disminuyé a 51,91 mD cuando se desplaz6
nanofluido. Esto quiere decir que el nanofluido SSF 74 con base agua sintética
tuvo complicaciones para desplazarse a través del medio poroso. Se deduce
que el nanofluido SSF 74 no obtuvo un factor de recobro tan alto como en el
caso de SSF 79, porque se us6 agua sintética para su elaboracién y ocasiono

un taponamiento mecanico.

La porosidad disminuy6 en el plug SSF 74, de 19,22% a 18,60%, visto que esta
arenisca presenta un contenido mas alto de arcilla, aproximadamente 5%; esto
que estas arcillas, especificamente caolinitas, obstruyeron en cierta medida los

canales porosos interconectados.

El software Matlab present6 a corroborar los datos experimentales obtenidos
en el plug SSF 79, En el simulador se obtuvo resultados de factor de recobro
de 20,41% en comparaciéon a los datos experimentales 20,96%; se determina
un margen de error de 2,62%. Para el plug SSF 74 con el simulador se obtuvo
un factor de recobro de 18,29% y los resultados experimentales 18,44%; se
determina un margen de error del 0.8%. Se observa que el margen de error en

ambos casos es bajo, lo que garantiza los resultados obtenidos
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El plug de la arenisca SSF 79 esta conformada por 1% de arcilla caolinitica y
98% de cuarzo. En esta muestra se evidencio que la permeabilidad efectiva no
disminuy6 en gran medida, ya que la permeabilidad al crudo fue de 403,20 mD
y al inyectar nanofluido fue de 332,75 mD. Es decir, el nanofluido SSF 79 se

desplazd sin ningun tipo de inconvenientes sobre el medio poroso.

El plug SSF 79 mostr6é un incremento en la porosidad de 15,19% a 18,58% por
efecto del desplazamiento con el nanofluido SSF 79. Debido a la propiedad de
adsorcién de finos, incremento la porosidad efectiva; y, ademas, el contenido

de acillas es muy bajo, alrededor de 1%.

La concentracion adecuada de nanoparticulas para la preparaciéon de
nanofluido fue de 500 mg/L (500 ppm). Esto se comprobé mediante la prueba
de compatibilidad que se realizé entre el crudo y nanofluido, donde no existid

formacién emulsiones.

Las nanoparticulas, ademas de presentar propiedades que no generan efectos
negativos sobre la roca, son econémicamente rentables. El estudio econdmico
realizado indica un VAN de $21 810 123 y una TIR de 17% para la arenisca U
superior; y para la arenisca T inferior el margen de ganancias son mayores, el
VAN esta alrededor de $194 756 154 con una TIR de 50%.

La relacién costo beneficio (B/C) es de 1,20 y el periodo de recuperacion de
inversion (PRI) es 4,3 afos para el nanofluido SSF 74. Para el nanofluido SSF
79 la relacion costo beneficio (B/C) es de 1,45 y el periodo de recuperacion de
inversion (PRI) es 2 anos. Esto significa que la inversién inicial del proyecto se
recuperara en un breve periodo con amplio margen de beneficio para ambo

casos; No obstante, el estudio econémico se proyectd para 5 afios.
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2. RECOMENDACIONES

e Para futuras investigaciones de inyeccién de nanoparticulas se recomienda el
uso de agua de formacién como fluido base para la preparacién de nanofluidos;
el agua sintética no presenta las mismas caracteristicas que el agua de

formacioén.

e Realizar un mayor numero de estudios referentes a la inyeccidén de
nanoparticulas de silice en el campo Shushufindi, y en otros pozos; este
trabajo presenta limitaciones con respecto al numero de ensayos realizados.
Debido a que este tipo de investigacién, de magnitud y atractivo requiere

realizar varios ensayos para su validacion e implementacién.

e Para futuros ensayos de inyeccién con nanoparticulas, se deben seleccionar
pozos y zonas reservorios que presenten un porcentaje moderado y alto de
arcillas para establecer con mayor exactitud el comportamiento de las
nanoparticulas en el yacimiento y determinar los componentes porcentuales a

utilizar.

e El apoyo financiero de instituciones publicas o privadas, para el desarrollo de
nuevos proyectos de investigacién, puesto que esta tecnologia al ser

relativamente nueva, requiere

e tener un capital de inversion para continuar con futuros proyectos de

nanotecnologia como método EOR.
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ANEXOS

Anexo 1: Difractograma SSF 74 obtenidos mediante difraccion de rayos x
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Anexo 2: Difractograma SSF 79 obtenidos mediante difraccién de rayos x
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Anexo 3: Analisis de presion capilar SSF 74

Tabla 19: Resultados experimentales

Presion e Volumen de | Variacion de Vohm_en _Votumen Sf::;m::*h fs:::[:f:qii: Diametro v;"r::;'op':)f:m
Capilar {Pc) Hg volumen corregido ingresado (SEM) (SENM) poral {(DP} invadido
(psia) (psia) (cc) ()] {cc) lcch (%) (%) um) (%)

0 0 72,2458 0,00 0 0,00 100,00 0,00
1 210 73,450 1,20 0,87 0,34 83,70 10,30 102,69 10,30
2 3,10 73,700 1,45 0,87 0,58 82,08 17,52 69,60 7,61
| 4 5,10 73,997 175 0,57 0,28 73,05 26,95 4233 9,03
5 5,10 74,357 2,14 0,87 1,24 62,09 37,91 35,39 10,86
[ 7,10 2,85 0,87 1,98 3963 60,37 3041 22,48
i 8,10 3,28 0,67 2,41 26,59 73,41 26,66 13,04
[i] 5,10 3,56 0,87 2,69 18,03 1,97 2373 8,56
9 10,10 3,86 0,67 2,99 £,93 91,07 21,38 9,11
11 12,10 412 0,87 325 0,87 99,13 17,85 8,06
14 15,10 4,36 0,87 3,49 -6,35 106,35 14,30 722
16 17,10 4 47 0,87 3,60 5,84 109,84 12,63 3,48
21 22,10 4,63 0,87 376 -14,80 114,60 9,77 476
25 26,10 472 0,67 3,85 -17.27 117 27 8,27 287
35 36,10 484 0,88 3,96 20,67 120,67 598 3,40
52 53,10 4,54 0,28 408 -23,63 123,63 407 2,96
T8 79,10 5,01 0,89 411 -25,42 125,42 2,73 1,79
100 101,10 5,05 0,50 415 -26,38 126,38 2,14 0,00
245 245,10 5,16 0,95 4,21 -28,33 128,33 0,88 1,95
300 301,10 5,19 0,87 422 -28,53 128,53 0,72 0,20
402 403,10 523 1,01 422 28,72 12872 0,54 0,19
501 02,10 77,518 5,27 1,04 423 -28,91 128,81 0,43 019
62 603,10 77,558 5,31 1,08 423 -28,11 129,11 0,36 0,20
702 703,10 77,557 535 1,11 424 -28,23 129,23 0,31 0,12
1540 1541,10 77,873 5,63 1,41 422 -25,72 128,72 0,14 -00,50
1603 604,10 77,505 5,66 1,43 423 -26,595 128,96 0,13 0,24
1810 1811,10 77,56 571 1,20 4,21 -25,42 128,42 0,12 0,00
1913 1914 10 77,5095 575 1,54 421 -28,39 128,35 0,11 -0,04

Elaborado por: CIQ, 2019
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Figura 24: Curva de presion capilar, método de inyeccion de

mercurio
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Figura 25: Distribucion de diametros de gargantas porales
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Anexo 4: Analisis de presion capilar SSF 79

< o Saturacion de | Saturacion de la : Fraccion de
Presion f Volumen de |Variacion de| Volumen Volumen it 7 Diametro
Capilar (Pe) Pc corregida Hg il it || it e la fase mojante| fase no mojante poral (DP) volu.men .poroso
(SFEM) (SFNM) invadido
(psia) (psia) {cc) (ce) e} {ce) %) (%) {pm) (%)
0 0 58,109 0,00 {0 0,00 100,00 0,00
2 315 59,721 1,61 0,87 0,75 76,25 23,75 58,60 23,75
4 515 69,802 1,69 0,87 083 7370 26,30 41,95 2,56
5 6,15 69,839 1,73 0,87 0,86 72,53 27,47 513 1,17
i 715 69,873 1,76 0,87 0,90 71,46 28,54 30,22 1,07
7 8,15 59,899 1,79 0,87 0,92 70,64 29,36 26,51 0,82
i 9,15 59,940 1,83 0,87 0,96 69,35 30,65 23,61 1,29
10 11,15 70,078 1,97 0,87 1,10 64,97 35,03 19,37 4,37
12 F%1h 70,570 2,46 0,87 1,59 49,33 50,67 16,43 15,65
14 15,15 71,122 3,01 0,87 214 31,77 65,23 14,26 17,56
16 17,15 71,474 337 0,87 2,49 20,58 79,42 12,60 11,18
21 2215 71,898 3,79 0,87 2,92 714 92,86 9,75 13,45
26 27,15 72,115 4,01 0,87 313 0,28 99,72 7,96 6,85
N 32,15 72234 412 0,88 3,25 -3,36 103,36 6,72 3,64
52 53,15 72,460 4,35 0,88 3,47 -10,42 110,42 408 7,06
102 103,15 72,687 4,58 0,90 3,68 -17,08 117,08 2,09 6,67
154 15515 72,808 4,70 0,92 3,78 -20,36 120,36 1,39 3,27
205 206,15 72,884 478 0,94 3,84 -22,21 122,21 1,05 0,00
300 301,15 72,988 4,88 0,97 3.91 -24.45 124,45 072 2,25
478 479,15 73,134 5,03 1,03 3,99 -27,11 127,11 0,45 2,66
782 783,15 73,317 521 1,14 4,07 -29,54 129,54 028 2,43
1013 1014,15 73,428 532 1,22 410 -30,49 130,49 0,21 0,95
1270 1271,15 73,532 542 1,31 411 -30,92 130,92 017 0,44
1525 1526,15 73,62 551 1,40 4,11 -30,87 130,87 014 -0,05
1635 1636,15 73,661 5.55 1,44 411 -30,95 130,95 0,13 0,07
1898 1899,15 73,756 5,65 1,53 411 -31,03 131,03 011 0,08
1,15 58,11 0,87 -68,97 2296,65 -2196,65 188,05 0,00

Tabla 20: Resultados experimentales

Elaborado por: CIQ, 2019
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Figura 26: Curva de presion capilar, método de inyeccion de mercurio
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Figura 27: Distribucion de diametros de gargantas porales
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Anexo 5: Produccion del campo Shushufindi por recuperacién primaria

Figura 28: Historial de produccion de la arenisca U superior

ACTIVO SHUSHUFINDI - PRODUCCION HISTORICA
“mm CAMPO SHUSHUFINDI-AGUARICO
U Superior

S ] 1 1

4 Current Filter (7<)
4000 sl FETROLED FROM DA CALC bblfd )

- AGUA PROM DIA CAL( bblid )
12000 ——| LIQUIDO PROM DIA CAL ¢ bblid )
12000 7
141000 :
10000 :
o000 ]
=tululn} : W‘ I
Jooo : %

BDDDE I |
AL

2000

2000 Ll el

000

197272 74 78 TG 7T T2 7080 81 22 22 84 05 26 87 52 20 00 01 02 032 04 05 OF OF 02 00200001 0Z 02 04 05 05 07 02 09 10 11 12 12 14 15 16 17 12 19
Date

Elaborado por: Aimara, 2019

Fuente: Petroamazonas, 2018
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Figura 29: Historial de produccion de la arenisca T inferior
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Tabla 21: Estimacion de la producciéon anual de la arenisca U superior

AnRo Produccion de Produccién promedio
crudo diaria (bbl/d) diaria (bbl/d)

2015 4500

2016 3500 4050

2017 3000 Produccién promedio

anual (bbl/aio)
2018 4250
2019 5000 1478250

Elaborado por: Aimara, 2019

Fuente: Petroamazonas, 2019

Tabla 22: Estimacion de la produccion anual de la arenisca T inferior

Afo Produccion de Produccién promedio
crudo diaria (bbl/d) diaria (bbl/d)

2015 16000

2016 17000 12500

2017 15500 Produccién promedio

anual (bbl/aino)
2018 15000
2019 12500 5548000

Elaborado por: Aimara, 2019

Fuente: Petroamazonas, 2019
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Anexo 6:

Precio anual del petréleo WTI

Figura 30: Histérico precio del crudo WTI

medio en USD par barrll
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Fuente: (Statista, 2019)

Tabla 23: Estimacion del precio del crudo WTI
Afo Precio de Precio promedio
crudo WTI del crudo WTI
(USD) (USD)

2015 49,51

2016 26,5

2017 52,51 51

2018 70,28

2019 56,37

Elaborado por: Aimara, 2019

Fuente: (Statista, 2019)
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Anexo 7: VAN Acumulado para calculo de PIR

Figura 31: Calculo de PIR arenisca U Superior
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Figura 32: Calculo de PIR arenisca T Inferior
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