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OBJETIVO GENERAL

Seleccionar y evaluar un proceso de EOR para un YNF de aceite pesado con
base en el analisis de informacion bibliogréfica y resultados experimentales.

OBJETIVOS PARTICULARES

Revisar la informacién técnica disponible del campo.

Realizar la caracterizacion del sistema roca-fluidos.

Seleccionar el método de EOR apropiado considerando los resultados
experimentales, la informacion técnica recabada y la revision de la literatura.
Evaluar experimentalmente el método de EOR seleccionado a traves del

comportamiento del factor de recuperacion de aceite.
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RESUMEN

En este trabajo se presenta el proceso de seleccion de un método EOR para un
yacimiento de aceite pesado, con el objetivo de aumentar el factor de recuperacion
haciendo uso de condiciones de yacimiento y metodologias experimentales, con
base a la informacién técnica del campo y siguiendo procedimientos desarrollados
en la Unidad de Servicios para la Industria Petrolera, respectivamente, para

finalmente seleccionar el método de EOR apropiado a este caso de estudio.

El aceite que se estudia proviene de un yacimiento fracturado por lo cual es
importante que el método de EOR considere ambos retos, la produccion de aceites
pesados y los mecanismos de recuperacion en los yacimientos fracturados.
Condiciones adicionales como la profundidad del yacimiento y su ubicacién

complican la seleccion del método.

Derivado de la caracterizacion experimental del sistema roca-fluidos y de la revision
bibliografica donde se expresa que uno de los mejores mecanismos de recuperacion
en yacimientos fracturados es la imbibicién capilar por efecto de la aplicaciéon de
quimicos, se selecciond el método de EOR por surfactantes (tensoactivos). El
desarrollo experimental de este método se llevo a cabo en condiciones estéaticas en
una celda de imbibicion de alta presién y alta temperatura, con la finalidad de

evaluar este método a condiciones de yacimiento.




INTRODUCCION

Los yacimientos de aceite pesado (fracturados o no fracturados) representan en la
actualidad un reto importante para la industria, ya que poseen caracteristicas que

complican su caracterizacion, modelado, cuantificacion de reservas y explotacion.

A pesar de las grandes reservas que se tienen a nivel mundial de petréleo pesado,
su exploracion esta limitada por las altas viscosidades que presentan. Si bien otros
factores tales como la porosidad, la permeabilidad y la presién determinan como se
comportara un yacimiento, la densidad y la viscosidad del petréleo son las
propiedades que dictan el enfoque de produccidbn que tomara una compafiia
petrolera, resaltando la importancia de la viscosidad ya que esta relacionada

directamente con la movilidad del aceite pesado.

El petroleo pesado se produce tipicamente de formaciones geoldgicamente
jovenes; como Pleistoceno, Pioceno y Mioceno. Originalmente, cuando la roca
produce petroleo crudo, este no es pesado, el petréleo se vuelve pesado luego de
una degradacion sustancial ocurrida durante la migracion y luego del entrampamiento.
Estos yacimientos tienden a ser someros y poseen sellos menos efectivos,
exponiéndolos a condiciones que conducen a la formacion de petréleo pesado, ya que
el petréleo se degrada por volatilizacién cuando un sello de pobre calidad permite que
las moléculas mas livianas se separen y escapen. (Curtis , Kopper , Decoster , &
Guzman Garcia, 2002-2003).

Debido a las altas viscosidades del aceite en este tipo de yacimientos, las
recuperaciones son deficientes y las tasas de produccién son poco econdémicas.
Para lo anterior, se aplican métodos de recuperacién mejorada que aumentan la
produccion de aceite pesado, estos se clasifican en térmicos y no térmicos,
requieren de altos costos de inversion y de amplios conocimientos de las

propiedades del yacimiento.

En este trabajo se plantea un estudio exploratorio experimental para un yacimiento

de aceite pesado que considere las propiedades particulares del fluido que deriven




en una correcta seleccién del proceso de recuperacion mejorada mas eficiente. El
estudio consiste en dos etapas, la primera involucra la caracterizacion del fluido y
del sistema roca-fluido y la segunda etapa, en evaluar los aspectos basicos de los

procesos de recuperacion mejorada afines a este tipo de yacimientos.

En el capitulo | se establece un panorama general de las principales caracteristicas
y propiedades del aceite pesado. El capitulo Il explica la interaccion entre el sistema
roca-fluido en un yacimiento de aceite pesado incluyendo ademas los mecanismos
de recuperacion en medios fracturados. El capitulo Ill, se describen los métodos de

recuperacion mejorada aplicables a los yacimientos fracturados de aceite pesado.

En el capitulo IV se desarrolla en tres etapas, la primera explica la metodologia
experimental llevado a cabo para los experimentos necesarios en la caracterizacion
de la muestra de aceite pesado, donde se obtuvo la viscosidad a condiciones de
yacimiento, comportamiento reolégico, mojabilidad y porcentaje de agua y de
sedimentos. En la segunda, se explica la forma en que se seleccioné el método de
EOR. Finalmente, en la tercera se describe el desarrollo experimental para el

método de EOR seleccionado.

Para darle seguimiento al capitulo anterior, en el capitulo V se muestran y analizan
los resultados obtenidos de los experimentos realizados en las tres etapas descritas
en el Capitulo 1V, asi como de la informacion técnica que se obtuvo. En el capitulo
VI se realiza un andlisis de los resultados obtenidos, ademas de una evaluacion del

método de EOR seleccionado.

Finalmente, seleccionar un método de EOR para un yacimiento de aceite pesado
resulta ser complejo ya que son muchas las variables que deben considerarse. El
método que se selecciond en este trabajo se enfoca en la reduccion de la tensién
interfacial, para desplazar volumenes de aceite pesado atrapados, en la seleccién
del método de EOR se consider6 también que se trata de un yacimiento marino, de
alta profundidad y fracturado. Este ultimo factor influye mucho en que se realice
imbibicion capilar, ya que para los yacimientos fracturados este es uno de los

principales mecanismos de recuperacion de aceite.




Capitulo 1: Caracteristicas generales del aceite

pesado.

1.1 Definicion de Petroleo Pesado

Se llama petréleo pesado a los crudos con alta viscosidad, tipicamente superior a
10 cP y alta gravedad especifica. La API clasifica a este tipo de crudo, como crudos
con una gravedad inferior a 22.3° API.

El petréleo pesado esta conformado por moléculas que son llamadas hidrocarburos,
los cuales son compuestos organicos de carbono e hidrogeno. Los petréleos
pesados generalmente presentan una relacion hidrégeno-carbono baja, alto
contenido de asfaltenos, azufre, nitrdgeno y metales pesados y nimeros acidos mas

elevados. (Curtis , Kopper , Decoster , & Guzman Garcia, 2002-2003 ).

Aungue no existe ninguna relacion estandar entre densidad y viscosidad, estos
términos “pesado” y “viscoso” tienden a utilizarse en forma indistinta para describir

a los petroleos pesados.

1.2 Origen del petréleo pesado

Los petroleos pesados se originan como petréleos convencionales que migran en
sentido ascendente en direccibn hacia trampas mas someras, donde sub
siguientemente se degradan a petroleo pesado. La mayor parte de los recursos
mundiales de petréleo pesado se encuentra alojada en enormes depdsitos someros
emplazados en los flancos de las cuencas de antepais. Las cuencas de antepais
son depresiones extensas formadas por el hundimiento de la corteza terrestre
durante la orogénesis. Los sedimentos marinos de la cuenca se convierten en la

roca generadora (roca madre) de los hidrocarburos que migran echado




(buzamiento) arriba constituyendo sedimentos erosionados de las cadenas
montafiosas modernas. Los sedimentos frios y someros a menudo carecen de rocas
de cubierta efectivas que actiian como sello, lo que crea las condiciones apropiadas
para la degradacion severa de los hidrocarburos. A lo largo de las escalas de tiempo
geoldgico, los microorganismos metabolizan los hidrocarburos mas livianos vy

producen metano e hidrocarburos pesados enriquecidos.

Esta biodegradacion en sitio incrementa la densidad, la acidez, la viscosidad y el
contenido de azufre del petréleo. Dado que las condiciones Optimas para la
degradacion microbiana se dan en los yacimientos a temperaturas inferiores a 80°C,
el proceso se limita a los yacimientos situados a una profundidad de
aproximadamente 1,5-2 km. Existen ademas otros procesos, tales como la
migracion preferencial de los hidrocarburos mas livianos, el lavado con agua o la
evaporacion, que también pueden degradar el petroleo. Se ha encontrado petréleo
pesado en formaciones geolégicamente modernas de edad Pleistoceno, Plioceno y
Mioceno y en formaciones mas antiguas del Cretacico, el Mississippiano y el
Devdnico. (Curtis , Kopper , Decoster , & Guzman Garcia, 2002-2003 ).

1.3 Principales caracteristicas de los crudos pesados.

Las propiedades caracteristicas mas comunes de este petréleo crudo son: alta
gravedad especifica/densidad, en algunos alto Numero Total de Acidos (TANS),
bajas relaciones de carbono-hidrogeno, altos residuos de carbono, alto contenidos
de asfaltenos, azufre, metales pesados y nitrdgeno. A continuacion, se describen

las caracteristicas mas importantes. (Georgie & Smith, 2012).

1.3.1 Viscosidad




Es una propiedad de los fluidos que indica su resistencia al flujo, indica con cuanta
facilidad fluye un liquido en el medio poroso, las unidades en las que se expresa es

el centipoise (cP).

Se define a traveés la ley de la viscosidad de Newton de la siguiente manera:

p= (1.1)

T
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u:viscosidad
y:velocidad de corte.

T:esfuerzo de corte.

La viscosidad es una propiedad caracteristica del petréleo, la viscosidad de los
crudos pesados, esta entre 20 cP y mas de 1,000,000 cP a condiciones estandar.
Para los aceites pesados, la caracterizacion del comportamiento de la viscosidad es
de gran importancia, ya que, hasta pequefios cambios de presion, temperatura y
composicién, pueden tener efectos grandes sobre los regimenes de produccién y
los volimenes de aceite recuperables, ademas de que resulta ser un parametro
importante para la seleccion del método de EOR mas apropiado al tipo de aceite
evaluado. Para evitar cambios no deseados en la viscosidad y la precipitacion de
solidos, las mediciones de laboratorio monitorean los cambios producidos en la
reologia del aceite, con los cambios de presién, temperatura y composicion. (Henaut
, Argillier, & Pierre , 2003)

1.3.2 Comportamiento Reoldgico




La reologia es la ciencia que estudia la deformacion y flujo de la materia cuando
estd sometida a tensiones y esfuerzos. Su objetivo esta restringido a la observacion
del comportamiento de materiales sometidos a deformaciones muy sencillos,
desarrollando posteriormente un modelo matematico que permita obtener las

propiedades reoldgicas del material.

Un fluido es capaz de fluir debido a las fuerzas de cohesion en sus moléculas y
suele deformarse continuamente cuando se somete a un esfuerzo cortante. La
viscosidad es una propiedad de transporte, ya que cuantifica la conductividad de
cantidad de movimiento a través de un medio conductivo o fluido. Se interpreta
como la resistencia que ofrecen los fluidos a ser deformados cuando son sometidos

a un esfuerzo.

La clasificacion de los fluidos, como se muestra en la Figura 1.1 esta dada por las
diferentes caracteristicas reoldgicas que pueden ser descritas a través del uso de

un viscosimetro.

PLASTICO

Fsfuerzo Cortante

PLASTICO IDEAL DE BINGHAM

FLUIDO DILATANTE

FLUIDO NEWTONIANO

PSEUDOPLASTICO

FLUIDO IDEAL (NO VISCOS0

>
Velocidad de deformacion

Figura 1.1: Clasificacion de los fluidos




Los fluidos newtonianos poseen una relacion lineal entre la magnitud del esfuerzo
cortante aplicado y la velocidad de deformacién resultante. Lo anterior, indica una
viscosidad constante a diferentes velocidades de corte; cuando no presentan tal
caracteristica, entonces se denominan fluidos no newtonianos y acorde a su
dependencia con el tiempo se identifican como tixotropico. (Regalado Méndez &

Noriega Ramos , 2008).

En el caso de fluidos similares al petréleo pesado, se han realizado investigaciones
donde se ha demostrado que manifiestan un comportamiento pseudoplastico.
(Alfonso & Delgado Drubey , 2008).

1.3.3 Densidad °API

Escala de gravedad especifica desarrollada por el Instituto Estadounidense del
Petrdleo (American Petroleum Institute, API) para medir la densidad relativa de
diversos liquidos de petréleo, expresada en grados. La formula arbitraria utilizada

para obtener este efecto es (Glossary O. , 2019):

API—(141'5 60°F> 131.5
“\6e © ' (1.2)

Donde:

GE: graveadad especifica.

En Tabla 1.1 se muestra la clasificacion de los crudos de acuerdo con la API:




Tabla 1.1:Clasificacion del crudo de acuerdo a su densidad °API (Curtis & Kopper,

Yacimientos de petréleo pesado, 2002/2003).

Densidad, °API ‘ Gravedad especifica Crudo
>39 <0.83 Superligero
31.1-39 0.87-0.83 Ligero
22.3-31.1 0.92-0.87 Mediano
10-22.3 1-0.92 Pesado
<10 >1 Extrapesado

Los crudos pesados, de acuerdo con la American Petroleum Institute son aquellos

gue tienen una gravedad API entre 10°y 22.3°.

1.3.4 Densidad del aceite.

La densidad es una propiedad termodinamica que se define como; la masa de una
sustancia a ciertas condiciones en una determinada unidad de volumen. La
densidad depende de la presion y temperatura, sin embargo, obtener exactitud en
las mediciones de densidad de algunos fluidos es complejo y para eso se han
desarrollado nuevas técnicas de medicion y en especial para mediciones a altas

presiones y temperaturas.

La densidad de un liquido se afecta con cambios en la presion y la temperatura, por
esta razon la densidad del aceite a condiciones de yacimiento es diferente que a las
condiciones de superficie. La densidad de los petréleos pesados se encuentra entre
1 0.92 gr/cm3y 0.92 gr/cm? de acuerdo a su densidad en °API. (Henaut , Argillier, &
Pierre , 2003).

1.3.5 Analisis SARA
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El analisis SARA es el método mas utilizado para describir fracciones de petréleo,

SARA clasifica los aceites crudos segun su polaridad de fraccion mediante una

técnica cromatografica que divide el aceite en cuatro fracciones principales. De

estas cuatro fracciones proviene el nombre del andlisis: Saturados, Aromaticos,

Resinas y Asfaltenos. (Santos , Loh, & Bannwart, 2014).

Los saturados estan compuestos de hidrocarburos no polares, con cadenas

lineales o ramificadas, asi como parafinas ciclicas alifaticas.

Los arométicos corresponden a la fraccién que contiene compuestos con uno

0 mas anillos aromaticos unidos a cadenas alifaticas.

Las resinas y los asfaltenos estan formados por compuestos de alto peso
molecular, que contienen heterocompuestos de petrdleo crudo. Las resinas
son insolubles en propano y solubles en pentano e hidrocarburos superiores,
cuya densidad es aproximadamente igual a 1 gr/cm3 y la masa molar varia
de 500 a 2000 g/mol.

Los asfaltenos se definen cominmente como la fraccion de petréleo crudo
insoluble en n-alquenos de bajo peso molecular; son solubles en tolueno o
benceno y estan en una clase de macromoléculas de petréleo compuestas

de policondensados aroméaticos.

En la Tabla 1.2 se muestra el porcentaje en peso de asfaltenos, resinas, aromaticos

y saturados en aceite pesado.
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Tabla 1.2: Porcentaje en peso de cada una de las fracciones SARA de un aceite pesado.

(Santos , Loh, & Bannwart, 2014).

Fraccion Porcentaje en peso [%]
Asfaltenos 14.1

Resinas 37.3
Aromaticos 37.2
Saturados 11.4

El andlisis SARA confirma el aumento esperado del contenido de resinas y
asfaltenos con la disminucion de la densidad API. Por lo que los aceites pesados
tienden a tener un mayor contenido de resinas y asfaltenos, mientras que los aceites
ligeros cuentan con una alta concentracién de saturados y aromaticos. Lo descrito
anteriormente se puede observar en la Tabla 1.3, donde se hace una comparacion
del porcentaje en peso de las fracciones SARA en diferentes aceites y se observa

gue en grados API menores la cantidad de resinas y asfaltenos es mayor mientras

gue el porcentaje de saturados y aromaticos disminuye. (Speight , 1999).

Tabla 1.3: Composicion SARA Y gravedad API de aceite pesado en diferentes regiones.

(Santos , Loh, & Bannwart, 2014).

. Origen  Saturados Aromaticos Resinas @ Asfaltenos Gravedad |
[Wt%] [Wt%] [Wt%] [Wt%] API
Alaska
Canada 18 27 27 15 11.3
Texas 4 17 37 43 5
Utah 19 14 46 20 8.05
Venezuela 19 32 29 18 8.05

1.3.6 Composicion tipica de un aceite pesado.

Los hidrocarburos son una mezcla compuesta de atomos de carbono e hidrogeno
gue se encuentran en los espacios porosos de la roca. Cabe recalcar que el petroleo
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crudo puede contener otros elementos de origen no metalico como azufre, oxigeno

y nitrdgeno, asi como trazas de metales que se encuentran en menor cantidad.

En la Tabla 1.4 se muestra la composicion tipica del petréleo pesado con base a un

analisis elemental y a un analisis SARA.

Tabla 1.4: Composicidn tipica elemental para un aceite pesado (Santos , Loh, & Bannwart,
2014).

Porcentaje Composicion elemental basada en Cz0+[%)]

Fraccién en peso Metales
C H [\ 0] S
[%6] pesados
Asfaltenos 14.1 83.8 7.5 1.3 1.7 4.8
Resinas 37.3 82.8 8.9 1.5 2.0 4.3 | 360 [ppm]
Aromaticos 37.2 84.3 10 <0.3 1.1 4
Saturados 11.4 86.6 13 <0.3 <0.2 <0.1

Las especies quimicas que contienen atomos de azufre a menudo se consideran
dafiinas por sus efectos en el proceso de refinacion. Los tipos mas comunes son
tioles, sulfuros, tiofeno y sus derivados. Los compuestos nitrogenados son
generalmente basicos, formados por piridina y sus homadlogos.

Los metales estan generalmente presentes en forma de sales organicas disueltas
en agua emulsionada con aceite. Los aceites pesados a menudo contienen una
gran porcion de niquel y vanadio, que forman quelatos con porfirinas. Estos
compuestos metalicos son responsables de la contaminacion del catalizador y los
problemas de corrosion.

Los compuestos oxigenados aparecen como grupos carboxilicos y fendlicos,
aunque también se ha identificado la presencia de cetonas, éteres y anhidridos. El
contenido de estos compuestos determina la acidez del aceite, que es
particularmente importante en el proceso de refinacion y, por lo tanto, afecta su
precio de mercado. Estas caracteristicas pueden ocurrir en la misma estructura
molecular, aumentando aun mas la complejidad y la dificultad de la caracterizacion
de los compuestos presentes en el petroleo crudo. (Santos , Loh, & Bannwart,
2014).
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De la Tabla 1.4 se observa que los alfaltenos tiene un menor porcentaje de
hidrogenos en comparacion al porcentaje que tienen los saturados, al aumentar la
cantidad de hidrégenos en los asfaltenos se realiza un proceso llamado
hidrogenacion, este proceso es el inverso de la oxigenacion es decir en este caso
se elimina el oxigeno y se adiciona hidrégeno. Los compuestos insaturados (con

enlaces dobles o triples), tienden a saturarse formando enlaces sencillos.

1.4 Problemas presentes en yacimientos de aceite pesado.

Son varios los desafios que se presentan en el procesamiento y aseguramiento de
flujo asociados con la produccién de aceite pesado, estos desafios generalmente
se abordan en la etapa temprana del desarrollo y tienen mucho que ver con el disefio
de los equipos a utilizar. Un aspecto critico del disefio es la precision y confiabilidad
de los datos de la caracterizacion del fluido ya que estos regularmente son pasados
por alto o malinterpretados. La alta viscosidad y la baja gravedad especifica son
usualmente el principio de preocupacién del equipo de disefio al contemplar los
componentes del proceso y las practicas de operacion. El impacto de asfaltenos,
parafinas, naftenatos, deposicion a escala inorganica y estabilidad de la emulsion
son unos de los muchos desafios que se pueden y deben ser considerados a detalle
en el disefio. A pesar de que todos los yacimientos son Unicos, por las diferentes
condiciones, propiedades y caracteristicas que presentan, los yacimientos de

crudos pesados, tienen problematicas similares. (Georgie & Smith, 2012)

1.4.1 Problemas en el Yacimiento

El problema principal que se presenta en el yacimiento, es generado a causa de los
depdsitos de parafinas y asfaltenos, provocando la reduccion de la permeabilidad
en la zona vecina del pozo y reduciendo la capacidad de aporte de fluidos de la

formacion productora al pozo.
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1.4.1.1 Asfaltenos

Los asfaltenos son una familia de compuestos organicos y son definidos usualmente
como la fraccion de aceite crudo que precipita en un solvente alifatico (n-pentano o
n-heptano) aun soluble en tolueno. Los asfaltenos son la fraccidbn mas aromatica y
polar del aceite crudo y tienen el mayor contenido de heteroatomos y metales.
Consisten en una variedad de especies moleculares con masas molares de al

menos 1,000 g / mol. (Yarranton , 2000).

e Factores que influyen en la precipitacion de asfaltenos.

Los factores que provocan la precipitacion y la deposicion de asfaltenos son los

cambios en las siguientes propiedades:

e Presién
e Temperatura
e Composicion

e Tasa de corte

Estos cambios pueden ser inducidos por una diversidad de procesos, incluyendo el
agotamiento primario, la inyeccion de gas natural o dioxido de carbono, los
tratamientos de acidificacion y la produccion mezclada de fluidos incompatibles

entre si.

Los petrdleos crudos que exhiben procesos de precipitacion y deposicion de
asfaltenos durante el proceso de agotamiento primario, son habitualmente
subsaturados, lo que significa que existen en el yacimiento a presiones superiores

a la presion de burbujeo, y que tienden a tener bajo contenido de gas.

Durante la produccion del yacimiento, a una temperatura constante, una vez que la
presion se reduce para intersecar la envolvente de precipitacion de asfaltenos. Los

asfaltenos disueltos comienzan a precipitar y se depositan potencialmente en el
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yacimiento y en las lineas de flujo. Por lo general, la cantidad de asfalteno
precipitado se incrementa a medida que se reduce la presion, y alcanza un punto

maximo con la presion de burbujeo.

En los experimentos de laboratorio, se muestra como los cambios de presion y
temperatura o composicion pueden hacer que los asfaltenos del petroleo crudo
floculen y formen depdsitos espesos. En ciertos petroleos crudos, los asfaltenos
pueden permanecer en una “solucién” estable y una concentracion extremadamente

alta sin precipitacion. (Akbarzadeh , Hammami, Kharrat, & Zhang, 2007)

e La precipitacion y deposicion de asfaltenos se manifiesta en todas las
etapas de la produccién de petrdleo:
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Los asfaltenos pueden acumularse en muchos lugares a lo largo del sistema de
produccion, desde el interior de la formacion hasta las bombas, las tuberias de
produccion, los cabezales de pozos, las valvulas de seguridad, las lineas de flujo y
las instalaciones de superficies, lo descrito anteriormente se muestra en la Figura
1.2.

Sélidos precipitados
en el separador

Acumulaciin de sdlidos en el pozo

Depositacion de asfaltenos
en la regién vecina al pozo

Figura 1.2: Precipitacion y deposicion de asfaltenos presentes a lo largo del sistema de
produccion (Akbarzadeh, Hammami, Kharrat, & Zhang, 2007).

1.4.1.2 Parafinas

Las parafinas constituyen una familia de hidrocarburos también conocidos como

alcanos o parafinicos. Estan caracterizadas por tener longitudes de Cis hasta Ceo.
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Su peso molecular oscila entre 320 y 800 gr/mol, presentan consistencia sélida a
temperatura ambiente, poseen cadenas lineales (n-alcanos) o ramificados (iso-
alcanos), compuestas por carbonos saturados, representados por la féormula
general CnH2n+2, presentan temperaturas de fusién de 64°F a 211°F. Los depdsitos
de parafina estan acompafiados de resinas, material asfaltico, arena, escamas y en
ocasiones agua. Son cristalinas y tienden a cristalizar y precipitar del crudo por

debajo de su punto de cristalizacion. Las parafinas son moléculas no polares.

e La precipitacion y deposicidon de parafinas se manifiesta en todas las

etapas de la produccién de petrdleo:

En el yacimiento: reduce el diametro de la garganta del poro, lo cual causa una

disminucién en el aporte de fluido de la formacion productor.

Cerca del pozo: ocasiona dafios a la formacion y obstruye los orificios

cafioneados.

En los sistemas de produccién: reduce el radio efectivo por el cual se origina,
esto conlleva a una disminucién del nivel de fluido en los sistemas de

almacenamiento.

e Factores que afectan la precipitacion de las parafinas

La precipitacion de parafinas se desencadena por varios factores, entre los que se

puede mencionar:

e Cambios de presién

e Temperatura

e Composicién quimica del crudo

e Mezclas con diluyentes u otros aceites

e Durante la estimulacion acida.
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Por otro lado, la solubilidad de la parafina en el crudo es una variable muy
importante, ya que disminuye en el momento de la precipitacion a causa del cambio

de las propiedades termodinamicas del crudo.

Asimismo, se puede decir que la mayor causa de la disminucién de la solubilidad de
la parafina en el crudo, es el descenso de la temperatura, que puede provocarse
por la disminucidn de presion que experimenta el crudo a medida que se acerca a
la superficie o por la expansion que ocurre cuando el crudo sale de la formacion
hacia el pozo. La pérdida de gas e hidrocarburos livianos del crudo también
disminuyen la solubilidad de la parafina, este efecto contribuye a la deposicién en
lineas de superficie y tanques. Altas relaciones gas-aceite (GOR), evitan los

problemas de deposicion de parafina.

El dafio a la formaciébn es probablemente el mayor problema causado por
parafina en la industria del petroleo. La precipitacion de parafinas en la cara de la
formacion es casi irreversible, debido a que la cera, una vez precipitada de la
solucién, es muy dificil de disolver nuevamente en el mismo fluido, incluso elevando
la temperatura a la del crudo en formacion; por supuesto, yacimientos con
temperaturas mucho mas elevadas que el punto de disolucion (melting point) de la

parafina precipitada, no son afectados.

1.4.1.3 indice de Inestabilidad Coloidal (IIC)

En el indice de Inestabilidad Coloidal el petroleo se considera como un sistema
coloidal que toma en cuenta las fracciones del andlisis SARA. Este indice expresa
la estabilidad de los asfaltenos en funcion de estas fracciones y se define como la
relacion entre la suma de los asfaltenos y los componentes desfavorables a su
estabilidad en el petrdleo, es decir, sus floculantes(saturados), y la suma de sus
agentes peptizantes (aromaticos y resinas), que constituyen los componentes

favorables a la estabilidad de los asfaltenos.
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(%Asfaltenos) + (%Saturados)

1IC =
(%Resinas) + (%Aromaticos)

(1.3)

A menor valor de IIC, mayor es la estabilidad de asfaltenos en el medio, por lo tanto,
la estabilidad determinada es relativa y permite evaluar si un petréleo es mas o
menos estable en relacién a otro. Asomaniin y Watkinson evaluaron la estabilidad
de petréleos a partir del analisis SARA determinado por cromatografia liquida y
demostraron experimentalmente que cuando IIC 20.9, los asfaltenos son inestables
en el medio, cuando 0.7< IIC<0.9, hay incertidumbre sobre la estabilidad, y si

[1IC<0.7, los asfaltenos son estables en el petréleo ( Asomaning & Watkinson, 2000).
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Capitulo 2 : Interaccion del sistema roca-fluidos de un
aceite pesado.

Los yacimientos de aceite pesado fracturados o no fracturados presentan una
importante dificultad para fluir a través del medio poroso debido a su alta viscosidad
y por consecuencia a su elevada razén de movilidad. El estudio de este tipo de
caracteristicas es de vital importancia a la hora de aplicar un método de EOR ya

gue influye en eficiencia de recuperacion del aceite.

2.1 Movilidad

La movilidad de un fluido es la permeabilidad efectiva de un medio dividido por la
viscosidad dinamica del fluido que fluye a través de ese medio. La movilidad de
aceite pesado es por lo general muy baja debido a la alta viscosidad que posee este

tipo de hidrocarburo. (Cabrera Marmol , Cabrera Ochoa, & Delgado Chancay, 2019).

2.1.1 Razoén de movilidad

Se define como la movilidad de la fase desplazante: agua o gas, dividida por la

movilidad del fluido desplazado:

Ky, / (2.1)

M. =
A A TH

Donde:

k,,:permeabilidad relativa del agua.
Uy Viscosidad del agua.
k,:permeabilidad relativa del aceite.
Uo:viscosidad del aceite.

M,,,, :Telacion de movilidad
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Si M<1, la razén de movilidad es favorable, ya que el aceite fluye mas que el agua
y por lo tanto es muy facil para el agua desplazar el aceite; esta condicion
generalmente da como resultado altas eficiencias de barrido y buen recobro de
aceite. y si M>1 la raz6n de movilidad es desfavorable, debido a que el agua se
mueve mas facilmente que el aceite y no es muy efectiva para desplazarlo. En
general, la eficiencia de barrido y la recuperacion de petréleo tienden a disminuir a
medida que la razén de movilidad aumenta. Esta relacion es muy importante ya que
permitird determinar la efectividad de un proceso para mejorar el desplazamiento
del crudo por la variacion de su viscosidad. (Cabrera Marmol , Cabrera Ochoa, &
Delgado Chancay, 2019).

2.2 Mojabilidad

La mojabilidad es la preferencia de un solido por el contacto con un liquido o un gas,
conocido como la fase mojante. Cuando la roca es mojada por agua, hay una
tendencia del agua a ocupar los poros mas pequefios y contactar con la mayor parte
de la superficie de la roca. De manera similar ocurre cuando el sistema es mojado
por aceite, solo que en este caso el aceite ahora ocupara los poros mas pequefos.
El hecho de que una roca sea mojada por petréleo o por agua incide en numerosos
aspectos de la produccién del yacimiento, particularmente en las técnicas de
inyeccién de agua y recuperacion mejorada el petréleo. (Abdallah , Buckley, &
Carnegie, 2007).

La mojabilidad del sistema depende de las interacciones especificas de la roca, el
aceite y la salmuera, y puede ir de un rango de estar fuertemente mojado al agua a
estar fuertemente mojado por aceite. Cuando la roca no tiene una preferencia
definida hacia el aceite o agua, el sistema puede ser llamado neutro o con
mojabilidad intermedia. Ademas de mojabilidad fuerte y neutra, un tercer tipo es la
mojabilidad fraccional, donde las diferentes areas del nudcleo tienen distinta

mojabilidad. La importancia de la mojabilidad del sistema roca fluido radica en que
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es el factor principal de control de la localizacién, flujo y distribucion de los fluidos

en el yacimiento. (G. Anderson , 1986).

La mojabilidad de un yacimiento muestra efectos en la presién de capilaridad,
permeabilidad relativa, comportamiento de la inyeccion de agua, dispersion y
propiedades eléctricas. Los procesos de recuperacion mejorada pueden ser
afectados por la mojabilidad incluido la inyeccion de agua caliente, de surfactantes,
de fluidos miscibles y de alcalis.

2.2.1 Angulo de contacto

Una de las formas de obtener la mojabilidad de una roca es a través de la
determinacion del angulo de contacto, el cual esta definido como la interseccion de
la interfaz entre dos fluidos en una superficie sélida. El angulo de contacto se mide
a partir de una superficie solida a través de la fase acuosa o, en una prueba de

petrdleo y gas, a través de la fase petroleo.

La prueba de angulo de contacto es un concepto simple; se coloca una gota de
aceite en una superficie mineral en presencia del agua de formacion y se mide el
angulo a través de la fase agua, la rugosidad superficial afecta el &ngulo de contacto
de equilibrio y, por eso, las mediciones se hacen generalmente en superficies planas
lisas. Sila gota de aceite tiene una forma esférica, la superficie es mojada por agua
y el angulo de contacto es bajo. Si la gota se propaga por toda la superficie, el
angulo de contacto es alto y el sistema es mojado por aceite, tal como se muestra
en la Figura 2.1 (Treiber & Archer , 1972).

23




MINERAL
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Figura 2.1: Angulo de contacto medido a través de la fase acuosa. (G. Anderson , 1986).

En la Figura 2.1 se muestran la mojabilidad de yacimientos carbonatados y

siliciclasticos de acuerdo al &ngulo de contacto, es posible observar también que en

la mayoria de los yacimientos carbonatados se tiene una mojabilidad al aceite, caso

contrario en los yacimientos siliciclasticos.

Tabla 2.1: Distribucién de la mojabilidad de los yacimientos, basada en el angulo de
contacto. (G. Anderson , 1986).

Angulo de Yacimientos Yacimientos Total de
contacto [°]  siliciclasticos carbonatados yacimientos
Mojabilidad al
0a75 13 2 15
agua

Mojabilidad
_ _ 75 a 105 2 1 3
intermedia
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Mojabilidad al
. 105 a 180 15 22 37
aceite
Total 30 25 55

2.2.2 Factores que afectan la mojabilidad original del yacimiento.

En yacimientos de aceite pesado, se puede tener mojabilidad al agua o al aceite, lo
anterior depende del tipo de roca que se tenga en el yacimiento, ya sean carbonatos
0 arenas. La roca del yacimiento puede cambiar su condicion original, de estar
fuertemente mojada por agua, a estarlo por aceite, existen diversos factores que
influyen en el cambio de mojabilidad de una roca. La alteracion de la mojabilidad es
el principal cambio para mejorar la recuperacion de aceite en yacimientos

carbonatados.

1. Factores que cambian la mojabilidad al agua a al aceite.

e Componentes polares y materia organica

Algunos aceites crudos hacen la roca mojada al aceite por la deposicion de una
pelicula gruesa de materia organica en la superficie mineral. Los agentes
tensoactivos en el aceite son generalmente componentes polares que contienen
oxigeno, nitrégeno y azufre, estos componentes contienen tanto un extremo polar
como uno hidrocarburo. El extremo polar se adsorbe en la superficie de la roca,
exponiendo el extremo hidrocarburo y haciendo la superficie mas mojada al aceite.
Experimentos muestran que algunos de estos surfactantes naturales son
suficientemente solubles en el agua para adsorber sobre la superficie de la roca

pasando después a través de una delgada capa de agua. (G. Anderson , 1986).
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La composicion quimica de la salmuera puede también alterar la mojabilidad.
Cationes multivalentes algunas veces mejoran la adsorcion de surfactantes en la
superficie mineral. El PH de la salmuera y otras propiedades del sistema
crudo/salmuera/roca son factores que determinan la mojabilidad. La inyeccion de
alcalis, por ejemplo, donde lo quimicos alcalinos presentes en esta inyeccion
pueden reaccionar con algunos crudos para producir surfactantes que alteraran la
mojabilidad (G. Anderson , 1986).

e Compuestos surfactantes en el aceite crudo

Mientras que los componentes surfactantes del aceite se encuentran en un amplio
rango de fracciones del petrdleo, estos son mas predominantes en las fracciones
mas pesadas del crudo, como en las resinas y aslfatenos. Se cree que estos
surfactantes son componentes polares que contienen oxigeno, nitrdgeno y azufre.
Los compuestos del oxigeno, son usualmente acidos, incluyen fenoles y un largo
namero de diferentes acidos carboxilatos. Seifert y Howells mostraron que los

acidos carboxilatos son interfacialmente activos en el PH de los alcalis.

Los experimentos que determinaron la naturaleza general de los surfactantes y las
fracciones de petréleo crudo, sin intentar determinar exactamente qué compuestos
causan la alteracién de la mojabilidad han sido mas exitosos. Johansen and
Dunning encontraron que los asfaltenos son los responsables de cambiar la
mojabilidad de un sistema mojado al agua a mojado por aceite. El sistema fue
mojado al aceite cuando se us6 el aceite crudo y mojado al agua cuando el crudo
estaba desasfaltado. (G. Anderson , 1986).

e Arcillas

Varios investigadores han estudiado la adsorcion de asfaltenos y resinas en arcillas
y determinaron que la adsorcion de arcillas puede hacer que el sistema sea mas
mojado al aceite. Clementz, examiné la adsorcién debajo de las condiciones

anhidras de los extremos pesados del petrdleo crudo, que son principalmente
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asfaltenos y resinas. Se determiné que los compuestos se adsorbian rapidamente
sobre la montmorillonita formando un compuesto estable de arcilla/organico y
cambiando la mojabilidad de agua a aceite. También observo que la adsorcion por
debajo de las condiciones anhidras de los extremos pesados sobre los nucleos de
la Berea contiene significantes cantidades de caolinita. La adsorcion de los
extremos pesados hace que el nucleo tenga mojabilidad neutra, lo anterior fue

determinado a través de una prueba de imbibicion. (G. Anderson, 1986).

2. Factores del yacimiento que cambian la mojabilidad del aceite a al agua.

e Temperaturay presion

Cambiar la temperatura tiene dos diferentes efectos, ambos tienden a hacer el
ndcleo mas mojado al agua a altas temperaturas. El primero, al incrementar la
temperatura tiende a incrementarse la solubilidad de los componentes alterando la
mojabilidad. El segundo, la tension interfacial y el angulo de contacto medido a
través del agua decrecerd como la temperatura incremente. Este efecto ha sido
notado en experimentos con nucleos limpios, aceite mineral y salmuera, donde se
encontré que lo ndcleos a altas temperaturas fueron mas mojados agua incluso

cuando no habia compuestos que pudieran adsorber y desorber.

Cuando se utilizan los aceites crudos vivos a la presion y temperatura del
yacimiento, las solubilidades de los compuestos que alteran la mojabilidad tienen
sus valores de yacimiento. Al usar el aceite muerto a presion ambiente o presion de
yacimiento podria cambiar la mojabilidad porque las propiedades del crudo son
alteradas. Los extremos ligeros del aceite se pierden, mientras que los extremos

pesados son menos solubles, lo que podria hacer el nicleo mas mojado al aceite.

Experimentos han concluido que la presion es mucho menos importante que la

temperatura, y también han demostrado que hay poca diferencia en el angulo de
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contacto medido usando aceite muerto vs aceite vivo a temperatura y presion de
yacimiento. Mungan, midio un angulo de contacto de avance de agua de 87° usando
aceite vivo y agua de formacion sintética a una temperatura de yacimiento de 59 °C
y presion de 1200 psi. El &ngulo de contacto de avance de agua fue casi idéntico
(85°), usando aceite desgasificado y salmuera a presion ambiente y temperatura de

yacimiento (G. Anderson , 1986).

2.3 Mecanismos de recuperacion en yacimientos naturalmente
fracturados.

Los yacimientos de aceite pesado pueden ser fracturados y no fracturados, en los
cuales se presentan mecanismos que permite la produccion de aceite, sin embargo,
al ser este caso un yacimiento fracturado se consideran solo los mecanismos de
produccion para este tipo de yacimiento. La transferencia de fluidos de la matriz a
la fractura puede generarse mediante los siguientes mecanismos de produccion:
expansion (agotamiento), drene por gravedad (expansion de la capa de gas),

imbibicién capilar (matriz mojada por agua), difusién, entre otros. (M., 2019).

2.3.1 Expansion

Cuando debido a la produccion, la presion en el sistema de fracturas disminuye, el
petréleo fluye desde la matriz hasta la fractura para equilibrar la presion de esta con
la presion de los alrededores de la fractura. Este mecanismo puede ser producto de
la expansion de los fluidos en los poros de la roca y la compresion del volumen
poroso, 0 por expansion del gas liberado de solucion por debajo del punto de
burbujeo.

2.3.2 Imbibicién capilar
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La imbibicion capilar espontanea se produce cuando la fractura contiene una fase
mojante y el petroleo en el interior de la matriz es la fase no mojante. Durante este
fendbmeno, el agua embebe en la matriz, y el petréleo es expulsado de la matriz a la
fractura. La tasa de liquido transferido depende de; la mojabilidad de la roca matriz,

la permeabilidad de la matriz y la intensidad de la fractura.

2.3.3 Drene gravitacional por gas

Este proceso se produce cuando la fractura contiene una fase no mojante y el fluido
dentro de la matriz es la fase mojante. Este proceso esta relacionado con diferentes
fluidos en la matriz y la fractura con distintas densidades. El drene por gravedad
depende del blogue de la matriz, del contraste de densidad entre la fase mojante y

el no mojante y de la tension interfacial entre la fase mojante y no mojante.

2.3.4 Difusion

La difusion es producto del intercambio de moléculas debido a diferencias en
concentracion. Puede ser un proceso eficiente cuando las composiciones de los
fluidos son significativamente diferentes en las fracturas y en la matriz, de lo

contrario puede ser despreciado.

2.4 Importancia del Petroleo Pesado

29




El total de recursos de petréleo del mundo es de aproximadamente de 9 a 13 x 1012
(trillones) de barriles. El petréleo convencional representa sélo un 30%
aproximadamente de ese total, correspondiendo el resto al petréleo pesado,
extrapesado y bitumen. La Figura 2.2 muestra el porcentaje que se tiene de cada
recurso en el mundo.

Total de recursos de petréoleo del mundo

Arenas .
. Petréleo
petroliferas y .
. convencional
bitumen 30%
30% >
—_— Petrdleo Petrdleo pesado
| extrapesado 15%

\ 25%

Figura 2.2:Total de reservas de petréleo del mundo. (Alboudwarej, Felix, & Taylor, 2006)

El petréleo pesado constituye una parte importante de los recursos de petréleo
totales del mundo, sin embargo, este resulta mas caro de producir que el petréleo
convencional, la mayoria de los petrdleos pesados no son recuperables en su forma
natural o a través de métodos de produccion convencionales, ademas del elevado
costo de refinacién que implican, lo que finalmente recae en un pago menor por este
tipo de crudo en comparacién con el petréleo ligero. (Alboudwarej, Felix , & Taylor ,
2006 )

Son muchos los aspectos que influyen en la importancia que ha tomado la
extraccién de petrdleo pesado, siendo algunas de estas, los altos precios de la

energia, la necesidad de restituir las reservas, la gran demanda del petréleo, la
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declinacién de la produccién en la mayoria de los yacimientos de petroleo
convencionales, ha generado que la atencién de la industria en muchos lugares del

mundo se incline hacia la explotacion de petrdleo pesado.

La extraccion de petroleo pesado tiene un rol muy importante en el futuro de la
industria petrolera y muchos paises estan tendiendo a incrementar su produccion,
sin embargo, para atender esto es necesario afrontar los desafios en el analisis de
fluidos y obstaculos para la recuperacion, que estan siendo superados con la nueva
tecnologia y las modificaciones de los métodos desarrollados para los petroleos
convencionales. Algunos de los aceites pesados pueden ser producidos mediante
métodos que se conocen como métodos de produccion en frio, aprovechando las
caracteristicas del yacimiento, usando perforacién horizontal y bombeo artificial,
pero el tratamiento térmico es necesario para obtener mayores tasas de

recuperacion en este tipo de yacimientos. (Alboudwarej, Felix , & Taylor , 2006 )
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Capitulo 3: Métodos de recuperacion mejorada para

Yacimientos Naturalmente Fracturados de aceite pesado.

Los yacimientos de aceite pesado pueden ser fracturados o no fracturados,
existiendo para cada uno mecanismos de produccion de aceite, sin embargo, al
tratarse en este caso de un yacimiento fracturado solo se abordaran los
mecanismos de produccion para este tipo de yacimiento.

La recuperacion mejorada hace referencia a la recuperacion de aceite obtenida al
inyectar sustancias que normalmente no estdn presentes en el yacimiento, o
materiales que comunmente estan en el yacimiento pero que son inyectadas a
condiciones especificas con el fin de alterar considerablemente el comportamiento
fisico-quimico de los fluidos del yacimiento. Es importante sefialar que los métodos
de EOR no se restringen a métodos de una etapa de producciéon dada (primaria,
secundaria o terciaria). (Zepeda Molina, Cruz Dominguez, Porres Luna, & Martinez
Romero, 2019).

Existen condiciones de produccién no-convencionales adversas que hacen que los
métodos convencionales de produccion sean raramente aplicables. Tal es el caso
de los aceites pesados, extra pesados e hidrocarburos de arenas bituminosas, ya
que tienen la caracteristica de tener alta viscosidad y en muchos casos bajo
contenido de gas en solucion. Por otro lado, en un yacimiento naturalmente
fracturado la mayor parte del petréleo se almacena en la matriz debido a su mayor
capacidad de almacenamiento comparado con el almacenamiento en la red de
fracturas, por lo anterior, los planes de desarrollo del yacimiento apuntan a
maximizar la recuperacién de petréleo en la matriz. La principal aplicacion de la
recuperacion mejorada tiene como objetivos; minimizar el aceite residual en la
matriz y acelerar la tasa de recuperacion para tener una rapida produccion de aceite.
(Babadagli T. , 2001)
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3.1 Métodos térmicos para yacimientos naturalmente fracturados de
aceite pesado

Se utilizan los procesos de recuperacion térmica en los aceites pesados porque
facilitan la eficiencia del desplazamiento y aumentan la produccién de crudo, estos
meétodos reducen la viscosidad al incrementar la temperatura, lo cual permite que el
aceite se mueva mas facilmente, generando una razén de movilidad menor.

La aplicacion de estos métodos en yacimientos fracturados se ha considerado
efectivos para la recuperacion del aceite en la matriz, porque la recuperacion se
presenta a través de diferentes mecanismos, como la imbibicién capilar, expansion
térmica, gas en solucion, drene por gravedad, gradiente de presion y generacion de
vapor in-situ (Hernandez J.A, 2007).

Existen dos principales métodos térmicos de recuperacibn mejorada para
yacimientos fracturados de aceite pesado, la descripcion de cada uno se presenta

a continuacion:

3.1.1 Inyeccidn de vapor.

La inyeccién de vapor es un método por el cual el vapor generado en la superficie
se inyecta en el yacimiento a través de pozos de inyeccion distribuidos
espacialmente, cuando el vapor entra al yacimiento, calienta el petréleo crudo y
reduce su viscosidad. El calor también destila los componentes ligeros del petréleo
crudo, que se condensan en el banco de petrdleo por delante del frente de vapor y
reduce aun mas la viscosidad del petroleo. El agua caliente que se condensa a partir
del vapor y el vapor mismo generan un empuje artificial que barre el petréleo hacia

los pozos de produccion. (Schlumberger, Oilfield Glossary , 2019).

Mecanismos de recuperacion de aceite de la matriz a las fracturas durante la

inyeccion de vapor.
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Para entender de mejor manera la fisica involucrada y la capacidad de este método
es importante estudiar los principales mecanismos de recuperacion presentados
durante este proceso como; reduccion de la viscosidad; expansion térmica;
destilacion; imbibicion capilar; gas en solucion, generacion de CO: y drene
gravitacional. La mayoria de los mecanismos son independientes de la densidad
relativa del aceite, lo cual hace que la inyeccion de vapor sea tractiva tanto para

yacimientos naturalmente fracturados de aceite ligero y pesado.

e Expansion térmica

Los minerales de la matriz y la saturacion de los fluidos en los poros son calentados
durante el proceso de inyeccién de vapor. Estos minerales se expanden dentro del
volumen poroso en contacto con el calor provocando que se reduzca la porosidad.
Estos efectos combinados producen una diferencial del coeficiente de expansion

térmica para expulsar el fluido de la matriz (Swaan, 1978).

e Imbibicién capilar

La imbibiciébn es el mecanismo mas importante de produccién de aceite en la
inyeccion de vapor en un yacimiento naturalmente fracturado. Usando la accion de
las fuerzas de capilaridad, lo que permite la recuperacién de aceite del interior de
los bloques que no pueden ser alcanzados por los gradientes externos aplicados en

la inyeccion de vapor. (Swaan, 1978).

La presion capilar en la matriz es mucho mas alta que la presion capilar en las
fracturas, esta diferencia es la que representa la fuerza de empuje por imbibicién,
primer mecanismo en carbonatos fracturados. Cuando la temperatura incrementa,
la presion capilar de la matriz incrementa también y esto es precisamente lo que
genera la imbibicién capilar. Para yacimientos mojados por agua, el agua en el

sistema de fracturas sera espontdneamente embebida dentro del blogque de matriz
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a través de los blogues mas pequefios, incrementando de esta manera la presion

interna del bloque de matriz y expulsando al aceite a través de grandes poros.

Cabe recalcar que el aceite que sea expulsado dependera de la tensién interfacial,
la mojabilidad y la geometria de los poros del sistema roca-fluido. La produccién de
aceite a través de este mecanismo varia con bajas temperaturas de recuperacion

desde un porcentaje bajo a valores cercanos del 70%. (Swaan, 1978).

e Drene gravitacional

Este mecanismo puede presentarse en yacimientos que tiene fracturas verticales
saturadas con agua y gas. Donde la columna hidrostatica entre el fluido en las
fracturas y el aceite en los bloques de matriz establecen un gradiente de presién

vertical que forzara el aceite fuera del bloque de matriz. (Swaan, 1978).

e Generacion de vapor in-situ

Esto se genera cuando durante la inyeccién ciclica de vapor, puede ser posible
disminuir la presion mas rapidamente de lo que la temperatura puede declinar por
conduccién térmica. Los bloques de la matriz estaran en, o cerca, de la temperatura
del vapor en la presion de inyeccion, esta disminucién provocara que el agua en la
matriz se evapore rapidamente. Esto expulsara el aceite por conduccién de gas
(Swaan, 1978).

e Generacion de CO2

Son importantes las cantidades de gas que pueden ser generadas en un yacimiento
durante la inyeccion de vapor resultado de varias reacciones quimicas agua-aceite

0 agua-matriz.

En ocasiones, el CO2 hincha el aceite, pero sus efectos en altas temperaturas son

reducidos debido a la expansion térmica del aceite, aunque en altas temperaturas
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mas cantidad de CO: es generado, pero el aceite se hinchara menos por la

expansion térmica. (Swaan, 1978)

Una vez que el aceite ya fue llevado de la matriz a las fracturas se da inicio a la
segunda etapa de este método, la cual consiste en el barrido de aceite a través del
sistema de fracturas provocado por los mecanismos, imponiendo asi un gradiente
de presién en el sistema de fracturas. La intensidad del gradiente de presion

dependera mucho de la densidad de fracturas del yacimiento (Swaan, 1978)

e Reduccién delarelaciéon de viscosidades.

Uno de los efectos principales de los mecanismos de produccién en los métodos
térmicos es la reduccion de la viscosidad, de esta manera se reduce la viscosidad
del aceite provocando una disminucién en la relacion de movilidad. Esta disminucion
en la relacion de las viscosidades se genera disminuyendo el flujo fraccional de agua
caliente, lo que hace que se incremente su eficiencia de desplazamiento (Swaan,
1978).

e Permeabilidad relativa.

Cuando la relacion de viscosidades no es afectada por la temperatura, las curvas
de permeabilidad relativa tampoco. Ahora bien, cuando la relacién de viscosidades
disminuye a causa del incremento de la temperatura, la permeabilidad relativa del
aceite incrementa también. Es importante mencionar que existen otros factores que
tienen efecto sobre las permeabilidades relativas, como lo son la mojabilidad y la

tensidn interfacial, que pueden ser dependientes de la temperatura.
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3.1.2 Combustion in-situ

En este proceso, el aire se inyecta en el yacimiento y el oxigeno en el aire quema
una pequefia cantidad de aceite, lo cual causa una produccién de CO2, vapor de
agua y calor, la liberacion de calor mejora las condiciones del aceite remanente,
para que pueda ser producido mas facilmente. De acuerdo a lo anterior se reduce
la viscosidad del aceite, incrementando la movilidad de este, desplazandolo hacia

los productores circundantes. (Doralah , 2007)

El proceso de combustion in-situ es iniciado como combustién a alta temperatura
en el yacimiento de aceite pesado, esto se logra inyectando calor en forma de aire
caliente por un periodo de tiempo pre-calculado, a través de quemadores de gas 0

calentadores eléctricos.

En la Figura 3.1 se muestra un diagrama esquematico de las etapas que se

presentan durante la combustién in-situ en el yacimiento.

Injection well 600-1500 °F Prodn well

S &
TEMPERATURE DISTRIBUTION

Gases « -[ w
oil &
Cracking :

Burnt zone zgne . water
Steam zone Native 1
|
1)
]

relservoir

Combustion
zone Coke Light HC zone

VARIOUS ZONES DURING COMBUSTION

Figura 3.1: Diagrama tipico de la Combustion in-situ. (Doralah , 2007)
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Este proceso es mucho mas efectivo debido a la alta temperatura que se encuentra
delante de la zona de combustion provocando fracciones mas ligeras para evaporar
lo que causa gque se consuma una pequefia cantidad de una fraccion mas pesada
de petréleo, mientras que el resto se desplaza a los productores. Ademas, tiene un
efecto combinado en términos de desplazamiento y movilizacién eficientes del
aceite crudo, la presurizacion del yacimiento con la formacién de una capa de gas
secundaria, resulta una ventaja adicional para el drene gravitacional, la extraccion
del gas de combustion del aceite y el hinchamiento del aceite por CO2. (Doralah ,
2007)

Mecanismos fisicos y reacciones quimicas presentes en yacimientos

naturalmente fracturados durante la Combustion in-situ.

El combustible se define como el aceite presente en una pequefia zona de ancho
fijo adyacente a una fractura. La zona de combustible representa el aceite presente
como una pelicula en las paredes de la fractura.

e EIl combustible puede reaccionar con el oxigeno presente en las facturas;
evaporarse y crakearse, formando gas hidrocarburo, que se empuja
instantaneamente hacia la fractura. Es posible que el combustible sea
remplazado por la expansion térmica del aceite en la matriz y expandido
térmicamente, empujando asi el combustible dentro de las fracturas. Este
aceite es producido instantaneamente a través del sistema de fracturas, sin
tener ninguna posibilidad de ser quemado, evaporarse o influir en el flujo del

aire en las fracturas. (M. Schule & S. de Vries, 1985)

e El oxigeno en las fracturas puede reaccionar con los gases hidrocarburos
presentes en las mismas y con el combustible presente en las paredes de la
fractura. Ademas, el oxigeno puede difundirse de las fracturas hacia la matriz,

donde puede reaccionar con el aceite. La difusion del oxigeno esta
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contrarrestada por el gas que sale de la matriz debido a la evaporizacion del
aceite. (M. Schule & S. de Vries, 1985)

e La energia es transferida a través de la roca del yacimiento por conduccion
y también por las fracturas a través de la conveccion del aire. Ademas, es
liberada por la reaccion del oxigeno con el combustible, aceite y gas
hidrocarburo.

e El tipo de medio poroso afecta el proceso de Combustion in-situ. Un
incremento en la conductividad térmica de las arenas conduce a un

incremento en la relacion de avance del frente de combustion

3.2 Meétodos quimicos en Yacimientos Naturalmente Fracturados de
aceite pesado.

Por lo general, en yacimientos fracturados con mojabilidad al agua se evaltan los
métodos quimicos a través de la imbibicion capilar, al ser este el principal

mecanismo de recuperacion en este tipo de yacimiento.
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En estos métodos se inyectan algunos quimicos con el objetivo de reducir la tension
interfacial (incrementar el nUmero capilar), y/o disminuir la relacion de movilidad a
fin de mejorar el control sobre la movilidad (reducir la canalizacién). Los métodos de
recuperacion de esta categoria incluyen inyeccion de surfactantes, polimeros y
alcalis. La Figura 3.2 muestra el proceso de inyeccion de quimicos. (Zepeda Molina,

Cruz Dominguez, Porres Luna, & Martinez Romero, 2019).

Imyeccion Inyeccion
de fluidos Pozo productor de fluidos
p . ——

Bomba de | Bomba de
imyeccion 5 Pozo - g nyeccion
1 nyector - | ] 0zo |
: - inyector

Aceite

— ¥ . & Rec.
Fluido HBache de agual]  Quimicos B guimices Adiciona Prelavado
Desplazante fresca para pard £ para liberar de Aceite ) p:lara )
{Agua) proteger control de o acaita (Banco de acondicionar
Ca quimicos movilidad " aceite) el yacimiento

Figura 3.2: Representacion esquematica de la inyeccion de quimicos. (Zepeda Molina,
Cruz Dominguez, Porres Luna, & Martinez Romero, 2019)

3.2.1 Inyeccién de polimeros

El objetivo de la inyeccion de polimeros es incrementar el factor de recuperacion de
aceite reduciendo la razén de movilidad, esto se logra a través del incremento en la
viscosidad de la fase acuosa aumentando asi la eficiencia en el barrido.
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Dependiendo del tipo de polimero usado, se incrementa la viscosidad y también
puede causar una reduccion en la permeabilidad efectiva al agua en las areas de
barrido. Esta reduccién en la permeabilidad tiene un efecto secundario restaurando
parte de la presion del yacimiento después del paso del polimero. El éxito técnico y
econdémico del proceso depende de la correcta seleccion del yacimiento y la
especificacion del disefio del polimero a ser inyectado. (Zepeda Molina, Cruz

Dominguez, Porres Luna, & Martinez Romero, 2019)

Si el yacimiento fracturado tiene mojabilidad al agua, el mecanismo de recuperacion
primaria podria ser la imbibicion. Para incrementar la recuperacion de aceite por
imbibicion capilar y agotar eficientemente la matriz, se inyectan soluciones de
polimeros y surfactantes dentro de los yacimientos naturalmente fracturados.
(Babadagli T. , 2002).

La

Inyeccion Inyeccion

de fluidos Pozo productor de fluidos
omba de l Bomba de
yeccion Pozo inyeccion

LI inyector

»

SR

- z - lec. =
4 Bache de agual: [ - o ] Prelavado
1 cr'resca ;F‘ H O IETS Quimicos Adicional I pa}a
Desplazante para para e para liberar de Aceite diciona
(Aqua) protege control de ol acaite (Banco de acondicionar
\Agua) quimicos movilidad " ceite] el yacimiento

Figura 3.3 muestra un diagrama que representa esquematicamente la inyeccion de

polimeros en el yacimiento.
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Figura 3.3: Diagrama de inyeccién de polimeros. (Zepeda Molina, Cruz Dominguez,

Porres Luna, & Martinez Romero, 2019)

El proceso de inyeccion de polimero es similar al proceso de inyeccion de agua, la
solucibn de polimero serd inyectada para formar un frente durante el
desplazamiento de aceite por inyecciébn de polimero en un medio poroso
conteniendo una saturacion de agua residual. Un banco de agua es formado entre
el aceite y la solucién de polimero, este banco de agua contiene ambos, agua de
formacion y agua de inyeccion cuyo contenido de polimero ha sido perdido en la
roca de matriz, mientras que la solucion de polimero sera desplazada mediante
inyeccion de agua. La solucién de polimero llega a ser degradada con el tiempo,

principalmente debido a la presencia de oxigeno, pérdidas de la calidad de la
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solucion polimérica cercanas al 30% pueden ocurrir, por lo que, pérdida en la

reduccion de movilidad puede ser muy severa. (G. Ghedan, 1991).

3.2.2 Inyeccion de alcalis

Este método resulta favorable cuando el aceite tiene un bajo pH, es decir alta
acidez. La acidez se debe generalmente a la presencia de moléculas (resinas y
asfaltenos) que contienen radicales &cidos. A pesar de que en la literatura se han
observado numerosos mecanismos de desplazamiento de aceite durante la
inyeccion de élcalis, el principal mecanismo por inyeccion de élcalis es a través de
la reduccion de la tensién interfacial de las fases aceite/agua. La reaccién quimica
entre el alcali inyectado y el aceite crudo forma un surfactante que reduce la tension
interfacial. El nivel de reduccion de la tension interfacial dependera del tipo y
concentracion del alcali y de la composicion quimica del aceite crudo. Hay una
concentracion optima del alcali que debe ser identificada para disefiar el sistema
correctamente.

La situacién ideal es tener al surfactante concentrado en la interfase agua/aceite, lo
cual sélo puede ocurrir sobre un muy estrecho rango de salinidades. En la inyeccién
de &lcalis, los alcalis son, no solo un surfactante precursor, sino también, por
naturaleza, una sal. Por lo tanto, a medida que la concentracion de alcalinos es
incrementada, el nivel de sal aumenta mas all4 de la 6ptima y la tension interfacial
incrementa. (Surkale, 1990)

La mojabilidad de la roca es alterada por la interaccion entre el alcali y las moléculas
polarizadas adsorbidas por los granos de la roca; lo que genera que el sistema sea

mojado por agua.
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Se forma una emulsibn agua/aceite, en el caso de crudos pesados, estas
emulsiones tienen menor viscosidad que el aceite, lo cual mejora el flujo a través
del yacimiento, estos factores contribuyen a mejorar el desplazamiento del aceite

por el agua. En la Figura 3.4 se muestra un esquema de inyeccién de alcalis.

Fluidos producidos (aceite, gasy agua)

Instalaciones de almacenamiento y separacion Pozo productor

Pozo inyector

Bomba de

Solucién alcalina de * . .
inyeccion de

la planta mezcladora s B
"B

@ Zona de aceite residual @ Solucién alcalina

@ Prekavado aguia blanda @ Solucidn de polimeros
@ Agua desplazante

Figura 3.4: Diagrama de inyeccion de alcalis. (Zepeda Molina, Cruz Dominguez, Porres
Luna, & Martinez Romero, 2019).

3.2.3 Inyeccidn de surfactante

Un surfactante es una sustancia quimica que se adsorbe preferentemente en una
interfaz, disminuyendo la tension interfacial. Este término abarca una multitud de

materiales que funcionan como emulsionantes, dispersantes, mojantes del petréleo,
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mojantes del agua, espumantes y antiespumantes. El tipo de comportamiento del
surfactante depende de los grupos estructurales en la molécula (0 mezcla de

moléculas). (Glossary O. , 2019)

Los mecanismos de recuperacion de aceite para este método involucran:

e Reduccion de la tensién interfacial aceite-agua
e Solubilizacién del aceite

e Emulsificacion

e Mejora en la movilidad

e Cambio de mojabilidad

El surfactante inyectado debe tener mas alta viscosidad efectiva que la del banco
aceite-agua que es empujado por el yacimiento, ya que para que exista un
desplazamiento eficiente se requiere que la movilidad del fluido desplazante sea
menor que la de los fluidos que van a ser desplazados. El volumen que se inyectara
debe ser una pequefia fraccién del volumen poroso impregnado de aceite del

yacimiento, el cual sera desplazado por agua.

El objetivo principal del surfactante es reducir la tension interfacial y desplazar el
aceite que no puede ser desplazado Unicamente con agua. El surfactante inyectado
debe disminuir la tension interfacial hasta movilizar el aceite residual con lo cual se
crea un banco de aceite, donde el aceite y el agua fluyan como fases continuas. La
tensién interfacial se debe de mantener en el frente de desplazamiento para evitar

gue el aceite movilizado sea re-atrapado. (Surkale, 1990)

3.3 Métodos miscibles en yacimientos naturalmente fracturados

Estos métodos tienen por objetivo incrementar el nimero capilar, lo que significa
que la tension interfacial entre el fluido inyectado y el aceite se reduce, el aceite se

recupera por transferencia de masa. Los métodos miscibles hacen referencia a la
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conduccion de fluidos hacia el yacimiento durante el cual el fluido desplazado y el
fluido desplazante llegan a ser miscibles en todas proporciones, al menos en una
extension local. La miscibilidad entre el aceite del yacimiento y un gas de inyeccion
se dice que es conseguida cuando una sola fase (a condiciones criticas) resulta de
la mezcla de los dos fluidos. (Zepeda Molina, Cruz Dominguez, Porres Luna, &
Martinez Romero, 2019)

En particular si el fluido de desplazamiento miscible es un gas de alta movilidad,
fendmenos tales como; digitacion, segregacion gravitacional o canalizacion pueden
ocurrir, disminuyendo o incluso eliminando el potencial del proceso y se comportaria

como un proceso similar a la inyeccion de agua.

3.3.1 Inyeccion de dioxido de carbono

Cuando se trata de un proceso miscible el CO2 puede desplazar el aceite de los
poros, empujandolo hacia un pozo productor. A medida que el CO:2 se disuelve en
el aceite, provoca que en el segundo se hinche y disminuya su viscosidad, ayudando
a mejorar la eficiencia de desplazamiento. Cuando el proceso es inmiscible, la
disolucion del CO:2 reduce su viscosidad y también se incrementa su factor de factor
de volumen, aunque en menor grado. Dichos cambios contribuyen a mejorar la
recuperacion. (Faisal , Mahdi, & Abdulstar, Improving Oil Recovery In Fractured
Reservoirs, 2016-2017).
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En la Figura 3.5 se muestra el proceso de inyeccién de COo..

Pozo productor

EICO,inyedado  Medrla de aceile Bl acpite 5o
contacts al aceite ¥y 00, Expands y 58 musws
inmidwsl hacia el pozo
productor

Figura 3.5:Esquema del proceso de inyeccion de CO,. (Zepeda Molina, Cruz

Dominguez, Porres Luna, & Martinez Romero, 2019).

Generalmente, el diéxido de carbono no es miscible con la mayoria de los aceites
crudos, sin embargo, la miscibilidad se logra a través del proceso de mdltiple
contacto. Por otro lado, si la miscibilidad no es lograda, una disminucion en las
tensiones interfaciales puede resultar debido a la vaporizacién y los efectos de
solubilidad. Como se mencioné anteriormente, el CO2 es buen vaporizador de
hidrocarburos. Las fracciones de hidrocarburos pesadas se vaporizan en el CO:

inyectado. Esto permite al CO2 desarrollar miscibilidad.

El mecanismo mediante el cual el CO2 miscible desplaza el aceite es a través del

mecanismo de multiple contacto de hidrocarburos en el rango de C5 — C30.
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La extraccion de multiple contacto requerida para lograr miscibilidad necesita que el
CO2 se mueva a cierta distancia en el yacimiento. A medida que el banco se forma

y se mueve, este tiende a ser dispersado de manera transversal y longitudinal.

Algunas de las consideraciones que deben tomarse en cuenta para aplicar este
meétodo, son las siguientes (Faisal , Mahdi, & Abdulstar, Improving Oil Recovery In
Fractured Reservoirs, 2016-2017):

Es particularmente efectivo para yacimientos mas profundos de 2000 ft,

donde el CO: estara en estado supercritico.

e EIl di6xido de carbono como un solvento tiene el beneficio de ser mas
econdémico que otros fluidos miscibles como el propano y el butano.

e Ano ser que el CO2zse encuentre cerca del area, este generalmente es dificil
de reunir la suficiente cantidad para usarlo en este método.

e Entre un medio y dos tercios del CO:2 inyectado regresa con el aceite
producido.

e EIl CO2 es usualmente reinyectado dentro del yacimiento para minimizar los

costos de operacion.
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Capitulo 4 : Desarrollo experimental

Para realizar la seleccion del método de EOR més apropiado para un yacimiento de
aceite pesado, se realizé un estudio exploratorio que consiste en tres etapas, la
primera incluye la recoleccion y revision de la informacion previa del yacimiento y la
caracterizacion de la muestra de aceite a través de una serie de experimentos
realizados en el laboratorio, la segunda etapa involucra la seleccion del método de
EOR de acuerdo con los resultados experimentales y la informacion técnica.

Finalmente, en la ultima etapa se desarrolla la aplicacion del método seleccionado.

Cabe mencionar que los experimentos fueron realizados en los laboratorios de la

Unidad de Servicios para la Industria Petrolera.

Las muestras, productos quimicos y equipos que se utilizaron para el desarrollo

experimental se muestran en las siguientes tablas:

Tabla 4.1:Lista de muestras utilizadas en el desarrollo experimental.

ID USIP Tipo

M451 Tapon de roca
M546-80 Placa de roca
M546-81 Placa de roca

M771 Aceite pesado

M848 Agua de formacion sintética
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Tabla 4.3: Lista de equipos de laboratorio utilizados en el desarrollo experimental

Tabla 4.2:Lista de productos quimicos utilizados en el desarrollo experimental.

ID USIP ‘ Tipo
Q499-1 Tensoactivo
Q641-1 Desemulsificante
Q666-I1 Tolueno
Q735-1 Carboxilatos

N° Nombre Marca
1 Viscosimetro PVT. Cambridge Viscosity
2 Redmetro. TA-Instruments
3 Celda de angulo de contacto de alta USIP
presion y alta temperatura.
4 Permeametro USIP
Celda de imbibicion de alta presion y
alta temperatura. VsIP
6 Centrifuga Orto Alresa
7 Bomba Quizix




Tabla 4.4: Lista de métodos y procedimientos utilizados en el desarrollo experimental.

Método o
. L _ Norma de
procedimiento Descripcion Observaciones _
referencia
USIP
Determinacion de
Desarrollado NMX-AA-007-
ME17 la temperatura en
en la USIP SCFI-2000
agua
MELS Determinacion de Desarrollado
pH en agua en la USIP Ngﬂé(F'la"goolof
Determinacion de
MEL9 conductividad Desarrollado
electrolitica en en la USIP Ng/l()z(F,lA,gO%%S
agua
Determinacion de
ME20 alcalinidad total en | Desarrollado | 01 5 3875
agua en la USIP
Determinaciéon de
Desarrollado
ME21 dureza total en NMX-AA-072-
en la USIP SCEI-2001
agua B
Determinaciéon de
_ Desarrollado
ME22 dureza de calcio APHA Standard
en la USIP ~th
en agua Methods
ME23 Determinaciéon de Desarrollado
cloruros totales en en la USIP ASTM D 512
agua
ME24 Desarrollado ASTM D
_I?etermlna0|on del en la USIP 4130,
ion sulfato en agua
ASTM D 516
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Tabla 4.5: Lista de métodos y procedimientos utilizados en el desarrollo experimental

(continuacion).
Método o

procedimiento

USIP

Descripcion

Observaciones

Norma de

referencia

Determinacién de | Desarrollado en
ME25 la salinidad en APHA_Standard
la USIP
agua Methods
ME26 D:é?igg;nacslglr;ge Desarrollado en NMX-AA-034-
. y la USIP SCFI-2001
disueltas en agua
Determinacion del | Desarrollado en )
ME27 i6n sodio y potasio lon Selective
la USIP Electrode (ISE)
en agua
Determinacién de | Desarrollado en
MEZ28 la densidad ASTM D 1429
) la USIP
relativa en agua
. . Desarrollada en
ME29 Acondicionamiento NA
de roca la USIP.
Determinacion de
. Desarrollada en
ME30 la porosidad de NA
una muestra de la USIP.
roca
Determinacion de
. Desarrollada en
ME31 la permeabilidad NA
de una muestra de la USIP.
roca.
Contenido de Desarrollado en
ME33 . ASTM 4007
agua y sedimentos la USIP
Determinaciéon de
mojabilidad por | Desarrollado en
ME52 NA
angulo de la USIP
contacto
Comportamiento
reologico de Desarrollado en
MES5 ) NA
polimeros, gelesy la USIP
aceites.
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Tabla 4.6: Lista de métodos y procedimientos utilizados en el desarrollo experimental

(Continuacion)
Método o

procedimiento
UsIP

Descripcion

Observaciones

Norma de

referencia

Determinaciéon de
la viscosidad y
densidad a Desarrollado en
ME71 o NA
condiciones de la USIP
alta presion y alta
temperatura
Imbibicién capilar
espontanea a alta | Desarrollado en
ME97 . NA
presion y alta la USIP
temperatura.
Estabilidad de Desarrollado en
ME103 _ NA
aceites. la USIP
Caracterizacion de | Desarrollado en
PTO3 NA
la roca. la USIP
Analisis Stiff & Desarrollado en
PTOS8 . ASTM D4582
Davis la USIP
Evaluacion de la
eficiencia de la
recuperacion de | Desarrollado en
PT27 _ NA
aceite por la USIP
imbibicion
espontanea.
. . Desarrollada en
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A continuacién, se describe cada una de las etapas llevadas a cabo en el desarrollo

experimental:

4.1 Caracterizacion de aceite pesado.

La caracterizacion de la muestra de aceite pesado se realizé a partir de dos
principales actividades, en la primera se recab6 la informacion técnica del sistema
roca-fluidos generada previamente a este trabajo. Por otro lado, en la segunda
actividad se realizaron una serie de experimentos con el objetivo de determinar las

principales caracteristicas de la muestra de aceite pesado.

4.1.1 Recoleccion de lainformacion disponible del yacimiento

Como parte importante para realizar la caracterizacion de la muestra de aceite
pesado fue necesario recolectar la informacion del yacimiento, es decir, obtener los
datos de la roca (tipo de litologia, porosidad, fracturada o no fracturada), aceite
(densidad API, densidad, tipo de fluido), agua de formacién (stiff & Davis) y
caracteristicas generales del yacimiento (ubicacion, profundidad, presién y
temperatura de yacimiento). Los datos mencionados fueron indispensables para
llevar a cabo los experimentos en los laboratorios de la Unidad de Servicios para la
Industria Petrolera.

4.1.2 Caracterizaciéon de la muestra de aceite pesado M771

Los experimentos realizados para la caracterizacion de la muestra de aceite pesado
M771 se llevaron a cabo con diferentes condiciones y equipos, siguiendo las
metodologias desarrolladas en la Unidad de Servicios para la Industria Petrolera

gue se describen a continuacion.
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4.1.2.1 Comportamiento reolégico

Como parte de la caracterizacién de la muestra de aceite pesado se determino el
comportamiento reoldgico a través de un redmetro, a 20°C, 40°C, 60°C, 80°C vy
100°C en un intervalo de rapidez de corte de 0.1 s hasta 100 s utilizando una

geometria de plato-plato de 40 milimetros.

Se determind ademas la viscosidad del aceite con el mismo equipo y geometria en
una rampa de temperatura de 20°C hasta 100°C a una rapidez de corte constante
de 0.1 s

4.1.2.2 Viscosidad a condiciones de yacimiento

La determinacién de la viscosidad a condiciones de yacimiento, temperatura de
144.1 °C y presion de 1779 psi de la muestra de aceite pesado M771 se realizé
utilizando un Viscosimetro PVT, el cual opera en un rango de viscosidad de 0.2 cP
hasta 10,000 cP.

Se determinaron ademas los valores de viscosidad en un intervalo de temperatura
de 100 °C hasta 180°C a presion constante de yacimiento Las mediciones se
realizaron considerando los valores de viscosidad obtenidos en el comportamiento

reolégico.
4.1.2.3 Porcentaje de agua y sedimentos
La determinacién del porcentaje de agua y sedimentos de la muestra de aceite

pesado se realiz6 utilizando la Centrifuga a 1500 rpm.

4.1.2.4 Angulo de contacto
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Con la Celda de Angulo de contacto de Alta Presién y Alta Temperatura se
determind el angulo de contacto realizando dos pruebas a temperatura de

yacimiento.

Para realizar el experimento de angulo de contacto se sintetizo el agua de formacion
a partir del Stiff & Davis proporcionado. Ademas, se utilizaron 2 placas de roca

estandar silurian dolomite, motivo por el cual no fue necesario lavarlas y limpiarlas.

Se realizo el afiejamiento de las placas en agua formacion sintética M848 durante
3 dias, carboxilatos Q735-I por 3 dias y aceite M771 por un periodo de 47 dias para

una placa y 49 dias para la segunda

Se determiné la mojabilidad por &ngulo de contacto a temperatura de yacimiento y
presién de 500 psi, ademas se realizd un registro fotografico del sistema en el
tiempo inicial y en la estabilizacién. A pesar de que el valor del &ngulo de contacto
se determina casi de inmediato una vez que se alcanza la temperatura de
yacimiento y la presion suficiente para hacer que la gota de aceite fluya al capilar
es necesario monitorear el valor del angulo de contacto durante las 15 horas de
estabilizacion y de esta manera determinar si el &ngulo cambia considerablemente

0 no. Este procedimiento fue realizado de la misma manera para las dos placas

4.2 Selecciéon del método de EOR

Para seleccionar el método de recuperacion mejorada mas apropiado a las
caracteristicas del yacimiento de aceite pesado se integro y analizé la informacién
de la revision de la literatura, datos del yacimiento y los resultados experimentales.
con el objetivo de evaluar la aplicabilidad de cada método de EOR en el yacimiento
de aceite pesado, considerando sus particularidades. Ademas, se evaluaron los
mecanismos de recuperaciébn que se presentan en un yacimiento fracturado
considerando la mojabilidad de la roca. Este analisis se presenta mas a detalle en

los analisis de resultados, parte final de este trabajo.
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De acuerdo con el analisis realizado se determin6 que el mejor método de EOR
para este caso de estudio es la imbibicidbn capilar espontanea con solucién
surfactante, con el objetivo de reducir la tension interfacial y desplazar el aceite

entrampado.

4.3 Aplicacion del método de EOR seleccionado

El desarrollo experimental de la imbibiciébn capilar espontdnea con agua de
formacion M848 y disolucion de surfactante Q499-1 se realiz6 a través de tres

actividades principales, como se muestra en la Figura 4.1

N
A » Caracterizacion petrofisica del tapon de roca.
Actividad
1 J
~
* Llevar el tap6n de roca a condiciones de Swirr.
Actividad 2
Y
\/ * Imbibicién capilar espontanea a condiciones de yacimiento.
Etapa 1: Imbibicion con agua de formacion sintética.
Actividad 3| Etapa 2: Imbibicién con surfactante (tensoactivo).

N

Figura 4.1: Esquema de las actividades realizadas para la imbibicion capilar
espontanea con agua de formacion sintética y surfactante.

A continuacion, se describen a detalle cada una de las actividades presentadas en

la Figura 4.1

57



4.3.1 Caracterizacion petrofisica del tapon de roca seleccionado

Para el desarrollo de esta etapa se seleccion6 una roca estandar de litologia similar

a la del yacimiento de aceite pesado. Una vez seleccionado el tapon de roca se

determind su porosidad y permeabilidad con agua de formacion sintética.

La caracterizacion petrofisica del tapon se realizd utilizando el permeametro, la

Figura 4.2 muestra un diagrama representativo de los componentes principales de

este equipo.
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TRANSDUCTOR
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Agua Confinamiento

BOMBA QUIZIX

MANUAL

LJ

MARCOL

Calibracién BPR
Electrénica
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Figura 4.2:Diagrama representativo del Permeametro USIP utilizado para la caracterizacion

petrofisica del tapon de roca.
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4.3.1.1 Porosidad con agua de formacion sintética M848.

Se determind la porosidad del tapdn M451 con agua de formacién sintética M848,

bajo las condiciones mostradas en la Tabla 4.7.

Tabla 4.7: Condiciones experimentales para la medicion de la porosidad con agua de

formacion sintética.

Condiciones Experimentales

Temperatura, [°C] 20
Presion, [psi] 1000
Presién de Confinamiento, [psi] 1500

Datos del fluido con el que se determind la porosidad (Tabla 4.8):

Tabla 4.8: Viscosidad del agua de formacion sintética.

Agua de formacion sintética
M848

Nombre

Viscosidad @ temperatura
1.366

ambiente, [cP]

El experimento consiste en medir el volumen poroso accesible mediante la inyeccion
de agua de formacién sintética a una presion constante de 1000 psi, manteniendo

la presion de sobrecarga de 1500 psi.

Los datos que se generan durante el experimento son valores de volumen
inyectado, a partir de estos es posible calcular la porosidad con la siguiente

ecuacion:

(4.1)




Donde:

¢: Porosidad [%]

Viny: Volumen de fluido inyectado [ml]

Vi Volumen muerto del permeametro [ml]

v.: Volumen del tapon[ml]

4.3.1.2 Permeabilidad con agua de formacion sintética M848.

La permeabilidad del tapdn de roca se determind con agua de formacion sintética

M848 utilizando el permeametro.

Tabla 4.9: Condiciones experimentales a las que se determiné la permeabilidad.

Condiciones Experimentales

Temperatura, [°C] 22
Presion, [psi] 1000
Presion de Confinamiento, [psi] 1500
Gastos, [ml/min] 05,1,2,4y8
Viscosidad del agua de formacion, [cP] 1.366

La determinacién de la permeabilidad consiste en la inyeccion del agua de
formacion sintética a través del tapén a un gasto establecido. ElI permeametro
registra el diferencial de presion entre la entrada y salida del tapon que se genera
durante la inyeccion. Este experimento se finaliza, una vez que se ha alcanzado una

diferencial de presién constante.

Para calcular la permeabilidad se utiliza la ecuacion de Darcy:
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_ QUL 4.2
k_APA (4.2)

Donde:

cm3
q = gasto de inyeccion [T]

k = permeabilidad [D]

A = area transversal del tapén de roca[cm?]
AP = diferencial de presion [atm]

L = longitud del tapon [cm]

U = viscosidad del fluido [cP]

4.3.2 Llevar el tapén de roca a condiciones de Swirr

Después de haber realizado la caracterizacion petrofisica del tapdn de roca, se llevo

a condiciones de Swir, utilizando nuevamente el permeametro.

El experimento se realiz6 con las condiciones experimentales mostradas en la Tabla
4.10.

Tabla 4.10:Condiciones experimentales para llevar el tapdn de roca a condiciones de Syjr.
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Condiciones Experimentales

Temperatura de yacimiento, [°C] 144.1
Presion, [psi] 1000
Presion de Confinamiento, [psi] 1500
Gastos, [ml/min] 0.5
Viscosidad del agua de formacion @ 1366
Temperatura ambiente, [CP] '
Volumen poroso, [ml] 10.11
Con la ecuacion 4.4 se calculd el valor de So.
So = Vomp/V;Jor (4.3)

A partir del valor de saturacion de aceite se calcul6 la saturacion de agua irreductible

con la ecuacién que se presenta a continuacion:

Swirr =1—35, (4.4)

Donde:

Vomp: volumen de aceite en el medio poroso.
Voor: Volumen poroso.

SoriSaturacion de aceite residual.

Swirr: Saturacion de agua irreducitble.

4.3.3 Imbibicién capilar espontanea a temperatura de yacimiento con

agua de formacion sintética y surfactante.
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La imbibiciébn capilar espontanea a temperatura de yacimiento; del tapén en
condiciones de Swir, se llevo cabo en dos etapas, la primera se realizd sé6lo con
agua de formacion sintética para conocer la cantidad de aceite que se recupera,
posteriormente se remplazé el agua de formacion sintética por una disolucion de

surfactante.

4.3.3.1 Imbibicion capilar espontanea a temperatura de yacimiento
con agua de formacion sintética M848.

En esta primera etapa se llevo a cabo la imbibicion capilar espontanea con agua de
formacion sintética del tapon previamente llevado a condiciones de Swir., utilizando
la Celda de Imbibicidn de Alta Presion y Alta Temperatura. La presion experimental
de 120 psi asegura mantener los fluidos en una sola fase.

Las condiciones experimentales de la imbibicion capilar espontanea se muestran en
la Tabla 4.11.

Tabla 4.11: Condiciones experimentales de la Imbibicion capilar espontanea con agua de
formacion sintética.

Condiciones Experimentales

Temperatura de yacimiento, [°C] 144.1

Presion, [psi] 120

El procedimiento seguido para la imbibicion capilar espontanea se describe en los

siguientes apartados:
1.- Ensamblar la celda de imbibicion de alta presién y alta temperatura

Se ensambla la celda de imbibicion colocando las tapas laterales y las de los
extremos inferior y superior, instalando el mandmetro en esta udltima.
Posteriormente, se realiza una prueba de presion para asegurar la hermeticidad del

sistema.

63




2.- Colocar el tapon en condiciones de Swirr en la celda de imbibicion de alta

presion y alta temperatura.

Se introduce el tapon de roca en la celda de imbibicidn y posteriormente se sitta la

bureta sin tener contacto con este.

3.-Colocar el agua de formacion sintética M848 en la celda de imbibicion de
alta presion y alta temperatura.

Con el tapon dentro de la celda de imbibicién se desplaza el agua de formacion
sintética, de tal manera que el tapon y el interior de la celda queden cubiertos
totalmente de agua.

4.- Llevar la celda de imbibicién a temperatura de yacimiento y presion de 120
psi.

Se colocan los sensores de temperatura para llevar la celda de imbibiciébn a
temperatura de 144.1°C. Por otro lado, con la bomba a presién constante se alcanza

la presién de 120 psi. Las condiciones de presion y temperatura son monitoreadas

por el manémetro y los controladores de temperatura.
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Figura 4.3: Celda de Imbibicién de Alta Presion y Alta Temperatura con tapdn y agua de
formacion sintética en el interior.

5.-Monitorear diariamente la produccién de aceite en la celda de imbibicion de

alta presion y alta temperatura.

Para llevar un control de la produccién de aceite del tapdn de roca se realiza un
monitoreo por hora durante los 18 dias que se lleva a cabo la imbibicién capilar

espontanea.

4.3.3.2 Imbibicién capilar espontanea a temperatura de yacimiento
con inyeccion de surfactante

La siguiente etapa de la imbibicion capilar espontanea consistié en reemplazar el
agua de formacidn sintética por una disolucion de surfactante Q499-1, con el objetivo
de reducir la tension interfacial y desplazar el aceite pesado del tapon de roca.

El experimento se realizé con las condiciones siguientes:
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Tabla 4.12: Condiciones experimentales para la Imbibiciébn capilar espontanea con
surfactante Q499-I.

Condiciones Experimentales

Temperatura de yacimiento, [°C] 144.1
Presion, [psi] 120
Surfactante Q499-1 0.2%W

1.- Reemplazar el agua de formacion sintética por surfactante (tensoactivo)
Q499-|

Se remplaza el agua de formacidén sintética por la disolucibn de surfactante
(tensoactivo) manteniendo constante la presion de 120 psi y temperatura de
yacimiento hasta que el tapon y el interior de la celda queden cubiertos Unicamente
de tensoactivo, para asegurar que esto Ultimo suceda se determina la conductividad
del fluido desplazado en diferentes intervalos de tiempo hasta que esta coincida con

la conductividad de la disolucion de surfactante Q499-1.

3.- Monitorear diariamente la produccion de aceite en la celda de imbibicién

de alta presién y alta temperatura.

Al igual que en la primera etapa, se monitorea por hora la produccion de aceite en

la celda de imbibicion durante los 15 dias que lleva a cabo este proceso.

4.- Retirar el tapon de roca, surfactante y bureta de la celda de imbibicion de
alta presion y alta temperatura.

Pasados los 15 dias de imbibicidn se retira el surfactante de la celda de imbibicion
para posteriormente sacar el tapén de roca y la bureta y determinar la cantidad de

aceite producido.
5.- Medir la cantidad de aceite producido que se encuentra en la bureta

Con un solvente (tolueno) se determina la cantidad de aceite pesado M771 que se

produjo durante la imbibicion capilar espontanea con disolucién de surfactante.
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Capitulo 5 : Resultados del desarrollo experimental

Los resultados que se obtuvieron de los procedimientos experimentales realizados
para caracterizaciéon de aceite pesado y de la imbibicion capilar espontanea a
temperatura de yacimiento con agua de formacion sintética y surfactante descritos
en el capitulo 4 incluyen la informacion técnica del yacimiento, comportamiento
reologico, porcentaje agua y sedimentos, viscosidad a condiciones de yacimiento,
angulo de contacto, caracterizacion del tapon de roca seleccionado, condiciones de
Swirr Y finalmente el factor de recuperacién obtenido a partir de la imbibicién capilar
espontanea con surfactante. Estos resultados se presentan en los apartados

siguientes:

5.1 Caracterizacion de aceite pesado.

Para llevar a cabo la caracterizacion del aceite pesado y posteriormente evaluar la
aplicacion de un método de recuperacidon mejorada fue necesario conocer las
propiedades del sistema roca fluido y caracteristicas generales del yacimiento, para
lo cual se realiz6 una recoleccién de la informacion disponible del yacimiento,
obteniendo datos como el tipo de yacimiento, litologia, densidad, profundidad,

presion y temperatura de yacimiento y la ubicacion.
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5.1.1 Recoleccién de informacion disponible del yacimiento.

La informacion técnica del yacimiento se muestra en la Tabla 5.1

Tabla 5.1: Propiedades del sistema roca-fluido de la muestra de aceite pesado y
caracteristicas del Campo de Aceite Pesado Marino.

Parametro Yacimiento en laregion marina
Tipo de yacimiento Aceite Negro Pesado
Litologia Dolomitas fracturadas.
Densidad del fluido, [PAPI] 10.2
Profundidad, m 4235
Presion inicial, psi 1779
Temperatura del yacimiento, [°C] 144.1
Porosidad, [%] 10
Densidad @ c.y 0.9789
Viscosidad @ c.y, [cP] 26.7 [cP]

5.1.2 Caracterizacion de la muestra de aceite pesado

Los resultados del comportamiento reoldgico, porcentaje de agua y sedimentos,
viscosidad a condiciones de yacimiento y angulo de contacto realizados para la

caracterizacion de la muestra de aceite pesado M771 son los siguientes:

5.1.2.1 Comportamiento reoldgico
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Figura 5.1: Gréafico del Comportamiento Reoldgico de la muestra M771 en una rampa de
temperatura de 20°C hasta 100°C, rapidez de corte de 0.01 s hasta 100 s y presion

atmosférica.
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se muestran los resultados obtenidos del comportamiento reolégico en una rampa
de temperatura de 20 °C hasta 100°C, en un intervalo de rapidez de corte de 0.01

s1 hasta 100 s y a presion atmosférica

Ademas, se obtuvieron los valores de viscosidad de la muestra de aceite M771 en
una rampa de temperatura de 20 °C hasta 100 °C a presion atmosférica y rapidez

de corte constante de 0.1 s, tal como se muestra en la Figura 5.2:
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Figura 5.2: Gréfico de la viscosidad de la muestra M771 en una rampa de temperatura de

20 °C hasta 100 °C, con rapidez de corte constante de 0.1 s-'y presion atmosférica.

5.1.2.2 Viscosidad a temperaturay presion de yacimiento

El valor de viscosidad determinado a condiciones de yacimiento de la muestra de

aceite pesado M771 es el siguiente:

Tabla 5.2:Viscosidad obtenida de la muestra de aceite M771 a condiciones de yacimiento.

Viscosidad de aceite M771 a condiciones de yacimiento.

| Temperatura [°C] ~ Presion [psi] Viscosidad [cP]

1441 1779 119.55
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Los resultados de la medicion de la viscosidad de la muestra de aceite M771 en un
rango de temperatura de 100°C hasta 180°C y presion de 1779 psi se presentan en
la Tabla 5.3:

Tabla 5.3: Valores de viscosidad de la muestra de aceite M771 a diferentes temperaturas
generados por el Viscosimetro PVT a una presion de 1779 psi.

Viscosidad de aceite pesado

Temperatura [°C] Viscosidad [cP]

100.00 1483.49
110.09 761.09
120.05 448.09
144.10 119.55
154.38 74.25
160.15 59.63
180.05 32.09

Con los datos anteriores se obtuvo la curva que muestra el comportamiento de la

viscosidad en funcién de la temperatura( Figura 5.4).
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Figura 5.3: Gréafico del comportamiento de la viscosidad en un rango de temperatura de

100°C hasta 180°C y presion de yacimiento de 1779 psi en escala normal.

También se realiz6 una extrapolacién de los datos para identificar el minimo valor

Viscosidad a condiciones de yacimiento:

T=144.1°C
P=1779 psi

Temperatura [°C]

M771

de viscosidad alcanzado al incrementarse la temperatura
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Figura 5.4: Grafico del comportamiento de la viscosidad en un rango de temperatura de

100°C hasta 180°C y presion de yacimiento de 1779 psi en escala logaritmica.

5.1.2.3 Porcentaje de agua y sedimentos

El porcentaje obtenido de agua y sedimentos de la muestra de aceite pesado M771
se muestra en la Tabla 5.4:

Tabla 5.4: Porcentaje de agua y sedimentos de la muestra de aceite M771.

Porcentaje Agua

Muestra (ID) Observaciones

y Sedimentos [%)]

M771 1 Muestra original

5.1.2.4 Angulo de contacto
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Los resultados de la determinaciéon del angulo de contacto a través de la
estabilizacion del sistema Agua+Roca+Aceite a la temperatura de 144°C y presion

de 500 psi monitoreandose durante 15 hrs.

e Prueba 1 (Silurian Dolomite afiejado en aceite M848 por 47 dias)

El angulo determinado para la primera placa de roca con afiejamiento en aceite

M848 durante 47 dias se presenta en la Tabla 5.5

Tabla 5.5: Resultados de la medicion de angulo de contacto de la muestra de aceite de
pesado del Campo Marino con un afiejamiento de 47 dias.

Sistema Angulo  Angulo  Angulo
NIEsire _ . derecho izquierdo promedio
Afejamiento = Aceite ] ] ]
deroca
o Agua de
Silurian .
_ formacion M771 a47.7 a47.7 a47.7
Dolomite o
sintética.

A continuacion se presenta la evidencia fotografica de la medicion del angulo de
contacto en esta primera prueba, donde la Figura 5.5 muestra el angulo obtenido en
el estado inicial, es decir al momento de la prueba y en la Figura 5.6 se tiene el
angulo de contacto de la prueba despues del perido de estabilizacion.
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Figura 5.5: Angulo de contacto  Figura 5.6: Angulo de contacto

obtenido en el estado inicial de la obtenido en el estado final, después

prueba 1. del periodo de estabilizacion de 15 hrs
de la prueba 1.

e Prueba 2 (Silurian Dolomite afiejado en aceite M771 por 49 dias).

Para la prueba dos con un afiejamiento de la placa de roca en aceite pesado
M771 durante 49 dias se obtuvo el valor de angulo de contacto reportado en la

Tabla 5.6.

Tabla 5.6: Resultados de la mediciéon de angulo de contacto de la muestra de aceite de
pesado del Campo Marino con un afiejamiento de 49 dias.

Sistema Angulo  Angulo Angulo
Muestra - _ derecho izquierdo promedio
Afiejamiento Aceite
de roca [°] [°]
o Agua de
Silurian _
_ formacién M771 46.5 49.5 48
Dolomite o
sintética

La Figura 5.7 muestra el angulo obtenido en el estado inicial y en la Figura 5.8 se

tiene el angulo de contacto de la prueba después del periodo de estabilizacion.
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Figura 5.7: Angulo de contacto Figura 5.8: Angulo de contacto
obtenido en el estado inicial de la obtenido en el estado final, después
prueba 2. del periodo de estabilizacion de 15 hrs

de la prueba 2.

Durante la medicién se observo la presencia de precipitados en el agua, lo cual se
atribuye directamente a la alta temperatura a la que se encontraba el sistema, por

otro lado, al tomar la Ultima medicion (estado final) se generaron sales en el piston,

tal como se muestra en la

Figura 5.9.

Figura 5.9: Precipitados en el capilar del equipo de medicion del angulo de contacto.
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5.2 Aplicacion del método de EOR seleccionado

Los resultados de las tres etapas descritas en el capitulo 4.3 necesarias para la
aplicacion de la imbibicion capilar espontanea con inyeccion de surfactante se

muestran en los siguientes apartados:
5.2.1 Caracterizacion del tapdn de roca seleccionado.

El tapdn de roca seleccionado fue una Guelpth Dolomite del cual se obtuvo la
caracterizacion petrofisica donde se determind la porosidad y permeabilidad
efectiva, datos necesarios para llevar a cabo la imbibicion capilar espontanea. En la
Tabla 5.7 se presentan los datos generales del tap6n y los valores de porosidad y

permeabilidad obtenidos.

Tabla 5.7:Datos de la muestra del tapén de roca seleccionada.

Volumen Volumen

: ~ Diametro Longitud (0] K
ID Litologia deroca poroso
[cm] [cm] [%]  [mD]
[cm?3] [ml]
Guelp
M451 _ 3.8 7 79.39 10.3 12.73 | 273.35
Dolomite

En la Figura 5.10 se muestra el tapén de roca Guelpth Dolomite.
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Figura 5.10: Muestra de roca Guelpth Dolomite seleccionada para realizar la imbibicion
capilar espontanea.

5.2.2 Llevar a condiciones de Swirr el tapon de roca seleccionado.

Las imagenes siguientes muestran los viales donde se recuperaron los volumenes

de agua y aceite que se produjeron durante el desplazamiento del aceite M771.
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Figura 5.11: Vial 1 Figura 5.12: Vial 2 Figura 5.13: Vial 3
Volumen muerto de Volumen de agua y Volumen de aceite

agua. . aceite producido. producido sin
produccion de agua.

Las cantidades de aceite y agua recuperados en cada vial se reportan en la Tabla

5.8:

Tabla 5.8: Cantidad de aceite y agua recuperados en cada vial durante el desplazamiento
de aceite M771 en el tapén de roca GuelPTH Dolomite.

N° de vial ‘ Aceite [ml] Agua [ml]
1 0 2.8
2 8 7.5
3 11.5

En la Tabla 5.9 se muestran los valores de volimenes de aceite y agua en el medio

poroso, asi como los valores de So y Swir determinados.
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Tabla 5.9: Valor de So y Swirr obtenidos del experimento.

7.50
74.18%
25.82%

2.61

En las imagenes mostradas a continuacion se observa el estado final del tapén de

roca Guelpth Dolomite después de ser llevado a condiciones de Suir.

Figura 5.14: Tapén de roca Guelpth Dolomite llevado a condiciones de Swirr.
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5.2.3 Imbibicidn capilar espontanea a condiciones de yacimiento con agua de

formacion sintética y surfactante.

La imbibicion capilar espontdnea se realiz6 con agua de formacion sintética y
surfactante reductor de tension interfacial, con el objetivo de evaluar la recuperacion
de aceite en cada uno, los resultados de estas dos etapas se presentan a

continuacion:

e Etapa 1 de imbibicién capilar espontdnea con agua de formacion
sintética M848.

En la etapa 1 de imbibicién capilar espontdnea no se obtuvo produccion de aceite

durante los 18 dias de imbibicién.
e Etapa 2 de imbibicion capilar espontanea con surfactante

Al reemplazar el agua de formacion sintética M848 con el surfactante Q499-I se
intentd registrar la produccién diaria, sin embargo, esto no fue posible ya que la
turbidez dentro de la celda lo impidi6. Por esta razén, solo fue posible determinar la
cantidad de aceite M771 producido hasta sacar la bureta de la celda de imbibicion.

La Figura 5.15 muestra las condiciones finales del tapon, después retirarlo de la

celda de imbibicion de alta presién y alta temperatura.

82




Figura 5.15:Condiciones del tapon después de la imbibicion capilar con agua de formacion

sintética y tensoactivo.

En la Figura 5.16 se observa la bureta en la cual se recolecto el aceite producido
durante la imbibicién capilar espontanea con surfactante Q499-I.

Figura 5.16: Bureta con aceite pesado M771 producido durante la imbibicién capilar

espontanea con surfactante.

El volumen producido por el tapén de roca Guelpth Dolomite durante la imbibicién
capilar espontanea fue de 1.9 ml a partir de este resultado se calcul6 el factor de

recuperacion con la ecuacion 5.1:

Vol ;
FR% = M (5.1)
omp
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Frop = 22 oo
= — %
* 7.5 [mi]

Finalmente, los resultados obtenidos se muestran en la Tabla 5.10
Tabla 5.10: Volumen producido por el tapon de roca Guelpth Dolomite durante la Imbibicién

capilar espontanea con surfactante Q499-1 y factor de recuperacion correspondiente al
volumen producido.

Volumen producido [ml] Factor de recuperacion [%)]

1.9029 25.372
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Capitulo 6 Analisis de resultados

6.1 Caracterizacion de aceite pesado

Con la informacion técnica recabada del yacimiento fue posible identificar que el
caso de estudio es un yacimiento carbonatado, profundo, fracturado y marino. Los
datos de presion y temperatura de yacimiento reportados son valores altos, esto
resulta importante ya que fungen como parametros de seleccion del método de
EOR, ademas de que representan un reto técnico en el laboratorio. Conocer esta
informacion permitié descartar la aplicacion de los métodos térmicos (inyeccion de
vapor y combustion in-situ), ya que, al ser un yacimiento marino con una profundidad
de mas de 4000 m, su aplicacion se ve limitada a las grandes pérdidas de calor que
se presentan en yacimientos profundos, por otro lado, entre mayor sea la presion
se necesita suministrar mas calor para mantener la fase vapor y se aumenta el

riesgo de fallas operacionales.

Los resultados obtenidos del comportamiento reoldgico, porcentaje de agua y
sedimentos, viscosidad a condiciones de yacimiento y mojabilidad, se con

consideraron factores importantes dentro de la seleccion del método de EOR.

Primero, al analizar las curvas de viscosidad del comportamiento reoldgico, se
infiere que se obtienen valores de viscosidad mas bajos cuando la rapidez de corte
y la temperatura aumentan, a partir de estos resultados y obteniendo la ley de
potencias de cada una de las curvas se comprueba que su comportamiento

reoldgico pertenece a las de un  fludo  pseudopléstico. (
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Figura 6.1). Que la muestra de aceite pesado M771 tenga un comportamiento
pseudoplastico resulta favorable ya que permite determinar que las variables
temperatura y rapidez de corte tienen un efecto positivo en la viscosidad caso
contrario si el fluido hubiese resultado tener un comportamiento dilatante donde al

aumentar la rapidez de corte la viscosidad también incrementa.

El conocimiento de la forma en la que se comporta el fluido es importante para el
disefio de procesos de recuperacion mejorada, ya que se determina el efecto de la

temperatura en la viscosidad, parametro fundamental en el flujo de crudos pesados
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Figura 6.1: Grafico del Comportamiento Reoldgico de la muestra M771 en una rampa de
temperatura de 20°C hasta 100°C, rapidez de corte de 0.01 s hasta 100 s y presion
atmosférica.

El porcentaje de agua y sedimentos obtenido se considera bajo, lo que resulta ser
una ventaja ya que no hay formacion de emulsiones de agua en aceite, las cuales

causan que aumente la viscosidad del crudo reduciendo la movilidad del aceite.

El valor de viscosidad a condiciones de yacimiento es particularmente importante
en el disefio y el desarrollo de procesos de recuperacidbn mejorada, ya que la
mayoria de estos métodos requieren de una reduccion de la viscosidad por
calentamiento, diluciébn con un solvente o ambos. Desconocer este valor podria
causar una seleccion incorrecta de un método de Recuperacion Mejorada ya que
con esta propiedad también es posible calcular la razén de movilidad y determinar

si esta es favorable o no.

Por otro lado, los métodos miscibles son aplicables para aceites con alta densidad
API lo cual se relaciona con el porcentaje de componentes ligeros que tiene un

crudo, por este motivo el aceite pesado de este caso de estudio no seria un buen

87




candidato a la aplicacién de algin método miscible ya que presenta una densidad

°API inferior a los rangos recomendados para estos métodos.

En la inyeccién de COg, la miscibilidad por multiple contacto sucede cuando este
fluido entra en contacto con el crudo y vaporiza las fracciones ligeras, creando un
bache enriquecido de CO2 con hidrocarburos ligeros lo que genera una reduccion
de la viscosidad y mejora la eficiencia de desplazamiento del aceite, en este caso,
por la ausencia de componentes ligeros no se lograria tener este efecto en la
viscosidad. Los yacimientos con un alto grado de heterogeneidad representan un
reto, debido a que resulta muy complicado predecir el comportamiento que tendra
el CO2 dentro de éstos, por otro lado, los costos de transporte de CO:2 costa afuera
es entre un 40% y 70 % mas caro que en tierra, ademas de que la presencia de CO2
en el yacimiento es uno de los factores que causan la precipitacion de asfaltenos.

Con el angulo de contacto obtenido se determind una mojabilidad preferencial al
agua para la placa de roca Silurian Dolomite, la literatura indica que la mayoria de
los carbonatos son mojados al aceite, resultado contrario al que se obtuvo en este
experimento, sin embargo, como se explico en el capitulo 2, dentro de la teoria de
los factores que afectan la mojabilidad de la roca se tiene el efecto de la alta
temperatura, factor al que se le atribuye el cambio de mojabilidad que se presenté
para este caso. Este resultado permite deducir que al ser un yacimiento fracturado
con mojabilidad al agua el mecanismo de recuperacion que predomina es la

imbibicion capilar espontanea.

Los resultados de la caracterizacion del aceite permitieron descartar la aplicacion
de los métodos miscibles y térmicos, quedando por evaluar los métodos quimicos,
donde es importante considerar a la imbibicion capilar como principal mecanismo
de recuperacion en este yacimiento. Los polimeros reducen la razén de movilidad,
por este motivo se busca un polimero de mayor viscosidad que el aceite para asi
disminuir la movilidad del agua, sin embargo, pueden presentarse dos situaciones
en relacion a este proceso, la primera, es que si el polimero es muy viscoso sera
complicado que entre en la matriz, y si es menos viscoso es posible que entre en la

matriz, pero no desplace el aceite y que se presente una canalizacion hacia las
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fracturas sin tener efecto en la matriz. La segunda, es que si el yacimiento es de

alta temperatura causara la degradacion del polimero.

A pesar de que el uso de élcalis se recomienda en aceites con bajo pH (alta acidez),
donde la acidez se atribuye a la presencia de moléculas (usualmente resinas y
asfaltenos) que contienen radicales acidos, al ser el alcali una sal, cuando se inyecta
en el yacimiento la salinidad de este aumenta ain més, lo que causa que la tensién
interfacial sea mayor favoreciendo al aceite entrampado. Por otro lado, estos
quimicos se evitan aplicar en carbonatos ya que interactian adversamente con

guimicos causticos, provocando su precipitacion y fisuras en la roca.

El tapdn de roca de estudio tiene mojabilidad preferencial al agua lo que quiere decir
gue el proceso de imbibicion actuard como fuerza impulsora para expulsar el aceite
contenido en la matriz. El sistema de fracturas para este caso esta saturado con la
fase mojante de la matriz por lo cual la imbibicion se relaciona con el efecto capilar
positivo que se presenta en los sistemas mojados por agua. Por otro lado, la
suficiente disminucion de la tensién interfacial permite disminuir la magnitud de las
fuerzas retentivas del aceite, haciendo que una parte de este aceite sea liberado
como una fase movil, lo que permitird a esta fase mévil ser desplazada hacia el
sistema de fracturas de donde pasara hacia el interior del pozo productor. Este
efecto positivo de reduccion de tension interfacial agua-aceite se logra mediante la

adicién de un tensoactivo.

El uso de tensoactivos, es considerado como la mejor propuesta para este caso de
estudio por varias situaciones, la primera, es que, de acuerdo a la literatura
consultada, en varios casos se ha aplicado este método con éxito en aceites
pesados y yacimientos naturalmente fracturados, cabe recalcar que el éxito
depende mucho del disefio del surfactante el cual debe hacerse de acuerdo a las

caracteristicas del yacimiento y del tipo de fluido.

6.2 Aplicacion del método de EOR seleccionado
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Los resultados obtenidos para la porosidad y permeabilidad se consideran dentro
de los valores recomendados para el flujo de fluidos en el medio poroso, lo cual
resultd ser una ventaja para el flujo del aceite pesado a traves del tapon al llevarlo
a condiciones de Swirr ya que la alta viscosidad del aceite pesado complicaria este

proceso si se tuviera una permeabilidad baja.

Por otro lado, el valor de Swirr alcanzado por el tapon de roca fortalece el que la
mojabilidad haya resultado ser preferencial al agua, sin embargo, esto no garantiza
que haya una excelente produccion de aceite pesado a través de este mecanismo.

La imbibicion capilar espontanea es un proceso que consiste en el ingreso de la
fase mojante en los poros de la roca por efecto de las fuerzas capilares, en la tercera
etapa, se realizd este proceso con agua de formacion sintética donde no hubo
produccion de aceite pesado M771 durante los 18 dias que se llevo a cabo la
imbibicion, motivo por el cual se inyect6 un surfactante reductor de tension interfacial

desarrollado en la USIP.

La recuperacion de aceite que pudiera lograrse a través de la aplicacién del
surfactante en la matriz del yacimiento carbonatado fracturado dependera
fuertemente de la efectividad con la que interactle el surfactante con la matriz. Los
surfactantes reducen la tensién interfacial entre el crudo y el agua por adsorcién en
la fase liquido-liquido, causado por la disminucién de la energia libre del surfactante
al ubicarse en la interfase y satisfacer total o parcialmente su doble afinidad pola-
no polar. Cuando se agregan a un medio acuoso, las moléculas de surfactantes
forman estructuras denominadas micelas, las cuales permiten interactuar en la
interfaz de ambos fluidos otorgandole sus principales funciones como la reduccion
de la tension interfacial y aumento de la solubilidad por medio de una concentracion
critica micelar. Entre mas se disminuya la tension interfacial mayor seréa la reduccién

de la saturacién de aceite

Durante el periodo que estuvo el tapon en el surfactante dentro de la celda de alta
presion y alta temperatura se logro recuperar el 25.372 % de aceite, considerado un

factor de recuperacidbn de aceite conveniente si se toma en cuenta que
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generalmente los factores de recuperacion de aceite en yacimientos fracturados y

de aceite pesado son bajos.(Figura 6.2).

Agua de formacién

. ) 0
sintética M848 Imbibiciéon Q499-1 a 0.2%W

30
P R e e e B B e ) i
20 FR acumulado=25.372
= e
[ 15 |
E VR= 1.9 ml
]
10 FR=25.372

5 i

0
0 100 200 300 400 500 600 700 800 900
Tiempo [hrs]

Figura 6.2:Gréfica de FR vs tiempo del proceso de imbibicién capilar espontanea con
agua de formacion sintética M848 y surfactante Q499-I

En la Figura 6.2 se tiene un grafico que muestra el factor de recuperacion
acumulado durante las 792 hrs que se llevo a cabo la imbibicion capilar espontanea

tanto con agua de formacién como con surfactante.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.

CONCLUSIONES

Se seleccioné un método de EOR para el yacimiento de aceite pesado de estudio a
partir del andlisis de la informacion técnica y los resultados experimentales,

obteniendo un factor de recuperacion del 25.372 %.

La seleccion del método de EOR implica realizar la caracterizacion de la muestra
de aceite pesado y una recoleccion de la informacion técnica que permitan conocer
las propiedades del aceite y consecuentemente descartar métodos de EOR que

pudieran ser aplicados.

La imbibicién capilar espontanea se realizé en dos etapas, en la primera se utilizé
agua de formacion sintética para reconstruir la historia de saturacion del yacimiento
Por otro lado, en la segunda inicia la aplicacion del método de EOR seleccionado
remplazando el agua de formacion sintética por un tensoactivo reductor de tension
interfacial, lo descrito anteriormente permitié evaluar la recuperacion de aceite en

ambas etapas.

La mojabilidad preferencial al agua del tapon de roca como resultado del efecto de
la alta temperatura, es una ventaja para llevar a cabo la imbibicién capilar
espontanea, lo que también permitié utilizar un surfactante solo para reducir la

tension interfacial.

El factor de recuperacion que se obtuvo con el uso del surfactante Q499-I reductor
de tension interfacial fue de 25.372%, comparando este resultado con los bajos
factores de recuperacion que se tienen en los yacimientos de aceite pesado, se
considera un factor de recuperacion bueno, demostrando la calidad y eficiencia del

tensoactivo utilizado.

Finalmente, seleccionar un método de recuperacion mejorada para un yacimiento

en particular resulta complicado por la cantidad de variables que deben
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considerarse, por lo cual es importante conocer las propiedades del sistema roca-
fluido y las caracteristicas generales del yacimiento que permitan evaluar los

meétodos candidatos y determinar el mas apropiado mejor al yacimiento de estudio.

RECOMENDACIONES

A fin de tener una mejor perspectiva de los resultados, se recomienda plantear un
enfoque mas profundo en la caracterizacion de la muestra de aceite y roca que
permita obtener caracteristicas de las fracturas y matriz para entender la interaccion
entre estas, y definir si las fracturas tienen un efecto negativo o positivo en la
produccion de aceite, ademas de obtener informacién adicional del campo, como lo

son datos geoldgicos que ayuden a entender mejor el yacimiento.

Por otro lado, al ser un yacimiento fracturado de aceite pesado y las complejas
condiciones a las que se encuentra se plantea hacer adn mas pruebas
experimentales que identifiquen factores que pueden afectar la aplicacion real del

surfactante.

Se recomienda hacer una evaluacion econdmica que permita tener una idea mas

clara de la viabilidad de la aplicacion de este método.
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NOMENCLATURA

Pardmetro Significado
u viscosidad
y velocidad de corte.
T esfuerzo de corte
GE graveadad especifica
k., permeabilidad relativa del agua
Uw viscosidad del agua
k, permeabilidad relativa del aceite
Ko viscosidad del aceite
My, relacion de movilidad
¢ Porosidad
Viny Volumen inyectado
Um Volumen muerto
vy Volumen de la roca
q gasto de inyeccion
permeabilidad
A area transversal del tapon de roca
AP diferencial de presion
L longitud del tapon
Vomp volumen de aceite en el medio poroso
Voor Volumen poroso
S, Saturacion de aceite
Swirr Saturacion de agau irreducitble
FR Factor de recupreaciéon
1c Indice de Inestabilidad Coloidal
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ANEXO A1l: Andlisis Stiff & Davis del agua de formacion

sintética M848

-

INFORME TECNICO DE RESULTADOS DEL ANALISIS STIFF DAVIS

,-w»""" ""u
, ‘, Universidad Nacional Autonoma de México
’?E& ?;7 Facultad de Quimica
W Unidad de Servicios para la Industria Petrolera e
Hoja 1 de 2
Proyecto: 185183 [ Solicitud:  S336-8 | Fecha de entrega: 7/3/2019
Datos de la muestra
Descripci()n:l Agua sintética Ayatsil ID: M848
Observaciones: Muestra analizada sin acondicionamiento
Sitio de analisis: | Laboratorios de la USIP
Metodologias de analisis fisicoquimico
Parametro Normatividad
Dureza Total NMX-AA-072-SCF1-2001
Dureza de Calcio Standar Methods APHA 3500-Ca/B
Cloruros Totales ASTM D 512 (2004)
Alcalinidad Total ASTM D 3875 (1997)
Sulfatos ASTM D 516 (2002)
Salinidad Standar Methods APHA 2520/B
pH NMX-AA-008-SFCI-2011
Temperatura NMX-AA-007-SCFI-2000
Densidad Relativa ASTM D1429-95 (1999)
Solidos Suspendidos Totales (SST) NMX-AA-004-SCFI1-2000
Sales Disueltos Totales (SDT) NMX-AA-034-SCFI1-2000
Solidos Totales (ST) NMX-AA-004-SCFI1-2000
Resultados del analisis
Parametro Resultado
Dureza Total (como mg CaCO3/L) 36,656
Dureza de Calcio (como mg CaCO3/L) 32,028
Cloruros Totales (como mg CI/L) 94,628
Alcalinidad Total (como mg CaCO3/L) 270
Sulfatos (como mg SO4/L) 888.93
Conductividad (mS/cm) 170.67
Salinidad 139.30
pH 7.34
Temperatura (°C) 20.60
Densidad Relativa (SG) 1.1078
Solidos Suspendidos Totales (SST) (mg/L) 304
Solidos Disueltos Totales (TDS) (mg/L) 119,578
Solidos Totales (ST) (mg/L) 119,882
Analista Firma

Rogelio Quinones Martinez

Recibe Firma

Rodigo Galis v
Vo.Bo. i
Simon Lopez Ramirez G
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INFORME TECNICO DE RESULTADOS DEL ANALISIS STIFF DAVIS

T W g

Universidad Nacional Autonoma de México

Facultad de Quimica

Unidad de Servicios para la Industria Petrolera ————

Proyecto: 185183

[ Solicitud: S5336:8 | Fecha de entrega 713/2019

Hoja 2 de 2 |

Datos de la muestra

Descripcion: ]

' Agua sintetica Ayatsil

TNDICE DE ESTABILIDAD DE STIFF & DAVIS (S&DSI)

| Mma4s

Cationes Concentracion (mg/l Aniones Concentracion (mg/L)
Ca* 12,825 Cl 04,628
Mg** 1,125 co, 0
Na, - HCO, 330
K* - s0,” 888.93
[Fuerzaionica] 189 | ( K [ 621 |
[ p@mu) | 11056 | [Tsspsi | 164 |
14,000 100,000
12,000 90,000
! 80,000
10,000 70,000
8,000 60,000
50,000
6,000 40,000
4,000 30,000 |
20,000 |
2,000 10,000 ‘
0 0 |
Ca2+ Mg+ Na+ K+ Cl €032 HCO3- S042- |
OBSERVACIONES

Analista

Recibe

Vo.Bo.

Simon Lopez Ramiues
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Si el indice de estabilidad es negativo, existe posibilidad de corrosion. Si el indice de
estabilidad es positivo, existe posibilidad de incrustacion por pracipitacion }

|

Firma

Firma

Firma
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