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RESUMEN.

La gran cantidad de reservas remanentes de aceite en los sistemas de matriz o de baja conductividad
en los yacimientos fracturados ha dado lugar al estudio de procesos de Recuperacion Mejorada
mediante la adicién de productos quimicos, formando soluciones acuosas complejas 0 como parte
de sistemas espumados, que por sus caracteristicas presentan posibilidades de recuperar una parte
del aceite que se encuentra en las zonas barridas por el avance de los contactos gas-aceite y/o agua-

aceite.

En el caso de la zona de un casquete secundario de gas, la aplicacion de este tipo de procesos
pretende como un primer objetivo prolongar la vida productiva de los pozos que se encuentran
cercanos al contacto gas-aceite, otra de las aplicaciones de este tipo de sistemas, es la disminucion
de la saturacion de aceite residual en la matriz mediante la alteracion de la mojabilidad de la roca al
generarse una mayor tendencia hacia la adsorcion del agua, este fenémeno, aunado a la disminucion
de la tension interfacial, promueven la liberacion del aceite de las zonas de menor conductividad

hacia el sistema de fracturas, permitiendo su recuperacion a través de los pozos.

El empleo de soluciones acuosas de surfactantes en forma espumada con fines de control de
movilidad de gas del casquete y de diminucion de la saturacion de aceite residual del sistema de
matriz fue reproducido por medio de modelos de simulacién numérica de tipo radial en STARS® al
emplearse los resultados del ajuste de pruebas de laboratorio de imbibicién con agua de formacion
y soluciones de agua de mar con surfactantes, realizadas en muestras de ndcleos de un yacimiento
naturalmente fracturado, lo cual sirvié de base para estudiar el proceso de liberacion de aceite
residual de la matriz hacia el sistema de fracturas, ademas de diferentes formas de recuperacion de
este aceite liberado mediante terminaciones convencionales y especiales en pozos ubicados en

variadas condiciones estructurales en el yacimiento.

El estudio en modelos radiales permitié definir las bases para la aplicacién en modelos donde se
considera la complejidad geoldgica, trayectorias de los pozos y las condiciones dindmicas de
presién-produccién que se tiene a nivel de campo para futuras pruebas piloto de recuperacion

mejorada.



CAPITULO I. INTRODUCCION

1.1 Antecedentes.

La disminucion tan marcada de los niveles de produccion de aceite que se han experimentado en
Meéxico, causada por la fuerte declinacion en la cantidad de aceite que se extrae de los principales
yacimientos del pais, asociada al grado de madurez que han alcanzado una buena porcién de
nuestros yacimientos (Fig. 1.1.1), ha motivado que en PEMEX haya aumentado el interés en realizar
estudios de los procesos de recuperacion mejorada y su posible aplicacion a nuestros campos, como
un medio factible para lograr extraer suficiente cantidad de petréleo, que permita establecer una

plataforma razonable de produccion durante un tiempo suficientemente largo.
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Fig. 1.1.1 Esquema del desarrollo de los campos en México, considerando la fase de desarrollo en la

que incorporaron su produccion (Morales Gil C., 2011).

Una parte de los yacimientos mas importantes de México, en los que se ubica la mayor porcion de
la reserva de hidrocarburos del pais, se caracterizan por ser muy heterogéneos y complejos, pues
estan compuestos por rocas carbonatadas, vugulares, con gran cantidad de fracturas naturales, lo
gue hace su explotacion y desarrollo sumamente complejo, especialmente cuando se contempla
someterlos a esquemas de inyeccion de fluidos, con el propésito de incrementar la cantidad de
aceite que de ellos sea posible extraer. La recuperacion mejorada de hidrocarburos mediante la
adicion de productos quimicos, formando soluciones acuosas complejas 0 como parte de sistemas
espumados aplicados en los yacimientos carbonatados con fracturas naturales, forma parte de los
procesos que mayor interés ha despertado recientemente en nuestro pais, ya que por sus

caracteristicas presentan posibilidades para recuperar una parte de las grandes cantidades de aceite



remanente en los sistemas de baja conductividad (sistema de matriz), de las zonas barridas por el
avance de los contactos gas-aceite y agua—aceite en estos campos.

Este hecho aunado a la necesidad de incrementar las reservas de los yacimientos, ha dado lugar a
investigaciones y trabajo de laboratorio para la aplicacion de procesos quimicos en los Yacimientos
Naturalmente Fracturados, mediante la inyeccion de soluciones acuosas de sistemas surfactantes, a
las cuales se les adiciona un agente espumante, que permite formar espumas estables bajo
condiciones de yacimiento, con las cuales se logra alcanzar un primer objetivo, que consiste en
disminuir grandemente la alta velocidad del gas a través del sistema de fracturas presente en la zona
invadida por gas de estos yacimientos, y que conecta directamente la zona productora de un pozo
con la zona con alta saturacion de gas, controlando su alta movilidad, permitiendo asi prolongar la
vida productiva de pozos, que de otra forma seria necesario cerrar en forma prematura, debido a la
canalizacion del gas que proviene del avance del frente gas-aceite, antes de que dicho frente haya

realmente alcanzado la zona abierta a produccion en dichos pozos.

Un segundo objetivo que se busca alcanzar con la aplicacién de las espumas en los YNF, es lograr
la interaccion de un surfactante que permita modificar la mojabilidad natural al aceite que posee la
roca de estos yacimientos, hacia un estado de mojabilidad neutra (o de ser posible, hacia una
mojabilidad preferencial al agua), que resulte mas favorable para el desplazamiento del aceite
contenido en el sistema de baja conductividad, para que éste se incorpore posteriormente hacia el

sistema de fracturas, donde pasara luego hacia el interior de los pozos para ser producido.

1.2 Areas que se han identificado con potencial de reserva para la aplicacion de Procesos de

Recuperacion Mejorada (PRM) en México.

Conforme a informacion oficial pablica, México posee un volumen original de crudo de 278 mil
994 millones de barriles en 321 campos descubiertos durante los 72 afios de vida de la industria
petrolera. Sin embargo, de acuerdo a estudios realizados por la Comision Nacional de
Hidrocarburos, CNH, presentados durante al afio 2010, en su historia, con la tecnologia que ha
desarrollado Pemex ha logrado extraer 36 mil 849 millones de barriles, lo que representa apenas el
13.2% del volumen original de crudo total, de donde se puede deducir que los restantes 242 mil 145
millones de barriles permanecen todavia en el subsuelo. Esta cantidad de aceite ya descubierta

representa la mayor oportunidad de negocio que tiene el pais.



La evaluaciéon de la CNH, pretende identificar las areas de oportunidad que tendria México y
empezar a llevar a cabo una planeacion de los futuros proyectos, que se deberan poner en préctica
para aplicarse a la mayor cantidad de esos 321 campos que todavia tienen aceite, pero que no ha
podido extraerse con la tecnologia hasta el momento aplicada por la empresa. En resumen, la
distribucion de este aceite remanente en las diferentes Regiones de PEMEX seria la siguiente:

La Region Norte, que abarca una extension de 1.8 millones de kilémetros cuadrados, y que esta
conformada por los activos integrales de Chicontepec, Burgos, Poza Rica-Altamira y Veracruz,
concentra el mayor volumen original de petréleo con 165 mil 420 millones de barriles, de los cuales
82.6% corresponden a Chicontepec. De esa region, Pemex ha recuperado 19% del volumen total

original de ésta.

En la Regién Marina Noreste, donde se ubican Cantarell y Ku-Maloob-Zaap, hay 54 mil 652
millones de barriles —comparables con el monto de recursos prospectivos que incluyen aguas

profundas—, pero de aqui solo se han extraido 29.1% del volumen total original de la Region.

La Region Sur, integrada por los campos Bellota-Jujo, Cinco Presidentes, Macuspana, Muspac y
Samaria-Luna, entre otros, conserva todavia 40 mil 553 millones. A la fecha se estima que han

extraido de esa region apenas 23.8% del volumen total existente en la Region.

En la Regién Marina Suroeste, con los campos Abaktun-Pol-Chuc, Holoc-Temoa y Litoral de
Tabasco, tiene otros 18 mil 836 millones de barriles de petrdleo crudo, de los cuales se han

recuperado 30.8 % del volumen total original de la Regidn.

1.3 Clasificacidn tradicional de los Procesos de Recuperacién Mejorada.

La correcta aplicacién de los procesos de recuperacion mejorada requiere realizar un escrutinio o
seleccidn preliminar, identificando al menos los tres procesos mas promisorios para un campo dado,
tomando en cuenta las caracteristicas de la roca y fluidos del mismo, sus mecanismos de empuije,
sus heterogeneidades, profundidad, presion y temperatura, entre otros, comparandolas luego con los
parametros criticos requeridos para que un proceso determinado presente las probabilidades

minimas de ser exitoso, en caso de ser aplicado a ese campo.



Posteriormente, se deberan evaluar y jerarquizar aquellos que resulten méas atractivos desde el punto
de vista de factor de recuperacion, mediante evaluaciones mecanisticas o simulaciones analiticas, a
partir de las cuales se puedan definir los estudios de laboratorio necesarios, que permitan refinar la
evaluacion mediante simuladores numéricos, estableciendo la necesidad o no de realizar pruebas
piloto de campo que pudieran aportar la informacion requerida para apoyar una posterior aplicacion
masiva exitosa del proceso, tomando en cuenta ademas una serie de aspectos de suministro de
insumos para el proceso, de instalaciones, operacionales y logisticos, que posibiliten realizar
adecuadamente estimaciones técnico-econémicas de los procesos candidatos, con el propésito de
identificar el proceso mas idoneo para el campo en cuestion.

Estos aspectos son todavia mas relevantes y complejos, cuando se trata de YNFs ubicados costa
afuera. En la Fig. 1.3.1, se muestra un esquema con los diferentes procesos convencionales de EOR

gue se aplican en la actualidad.

Métodos de
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Fig. 1.3.1 Procesos convencionales de recuperacion mejorada (EOR) que se consideran

comunmente en la actualidad (Gurgel y Moura, 2010)
1.4 Metodologia general para seleccionar un Proceso de Recuperacién Mejorada.
La aplicacion de un PRM con el objetivo de recuperar una porcion adicional del aceite remanente
de las zonas barridas por el agua y gas, es un esfuerzo multidisciplinario, que requiere de la

integracion de los conocimientos y esfuerzos de varias especialistas como ge6logos, ingenieros de

yacimientos, de produccion, de instalaciones, y de evaluacion econémica, entre otros.
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Como se indic6 anteriormente, la metodologia de seleccion de un PRM se inicia con el escrutinio de
los procesos disponibles en la actualidad (Fig. 1.3.1), buscando identificar los tres PRM mas
idéneos, siguiendo el procedimiento previamente mencionado en la Seccién 1.3, para
posteriormente continuar con el proceso mencionado ahi seguido de los estudios de laboratorio,
disefio de pruebas piloto a nivel de pozo y en sectores del campo. La Fig. 1.4.1 muestra un
esquema general de la metodologia que deberia seguirse para la implantacién del PRM mas idéneo
en un yacimiento en general, mismo que fue empleado en el YNF costa-afuera, que motivo el

estudio desarrollado en esta tesis.
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Fig. 1.4.1 Etapas en proyectos de EOR (Nasir H, 2006)

Del estudio de escrutinio realizado con la informacién disponible y mediante el empleo de modelos
mecanisticos, analiticos y bases de datos de aplicaciones de PRM en distintas partes del mundo en
yacimientos con caracteristicas similares (Manrique, 2008), se concluyd que para el caso del YNF
costa-afuera, la aplicacién de procesos quimicos con surfactantes y térmicos con vapor eran los que
resultaban mas prometedores desde el punto de vista de incremento del factor de recuperacion,
(Grupo de EOR RMNE, 2007).
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Para el caso de una posible inyeccion de vapor al YNF costa-afuera, situaciones adversas como las
condiciones de profundidad del yacimiento, su ubicacidn costa afuera y aspectos relacionados con
seguridad, dieron lugar a que este proceso se considerara como una segunda opcién después del
proceso de uso de surfactantes, aunado al hecho que este tipo de procesos requiere de la
construccion de infraestructura de grandes dimensiones, lo que hizo que por el momento, esta

aplicacion pareciera poco viable desde el punto de vista econémico.

La aplicaciéon de soluciones de surfactantes disueltos en agua de mar, resulté ser la opcién mas
practica tanto para la zona invadida por el agua como para la zona invadida por el gas; para este
altimo caso, se determind que por la naturaleza de alto fracturamiento del yacimiento, la inyeccion
de cualquier fluido en esta zona, se canalizaria rapidamente teniendo contacto limitado con la zona
de saturacion residual, por lo que las espumas generadas con el uso de surfactantes resultaban una
posibilidad atractiva de aplicacion para este medio. Otro aspecto que influy6 en la seleccién de este
tipo de procesos fue la disponibilidad de los insumos, ya que actualmente en el yacimiento se
inyecta gas nitrogeno y el suministro del agua para formar las soluciones no representaba ninguna

limitacion al tratarse de un yacimiento costa-afuera.

Con estas estimaciones iniciales se realizaron los analisis de indicadores econémicos del empleo de
sistemas surfactantes, lo que determind la viabilidad del proyecto y dio lugar a la realizacion de una
investigacion mas a fondo, asi como efectuar una seleccién adecuada de los productos quimicos
requeridos, planificar y llevar a cabo pruebas de laboratorio utilizando muestras de roca y fluidos
del campo para confirmar la factibilidad de la aplicabilidad de este tipo de procesos, tanto para la
zona invadida por agua como para la invadida por gas, que finalmente permitan definir una

aplicacion futura a escala de campo.

1.5 Identificacion y tratamiento del problema

En México, los yacimientos de mayor productividad y reserva original se localizan en rocas
carbonatadas, vugulares, con extensos sistemas de fracturas naturales, en los que la presencia de
zonas de alta conductividad de fluidos (sistemas de fracturas y vagulos), han sido responsables del
flujo preferencial del aceite contenido originalmente en el sistema de fracturas, y probablemente de
una pequefia porcion del aceite que originalmente contenia la matriz (sistema de baja
conductividad), dejando cantidades importantes de aceite en el sistema de baja conductividad, el

cual se denominara en lo subsecuente simplemente como “aceite remanente”.

12



Este aceite remanente se puede ubicar en dos partes del yacimiento, la primera, en la zona del
yacimiento barrida por el gas, y la segunda se localiza en la zona barrida por el agua. En el YNF
costa-afuera, considerado para desarrollar este trabajo, actualmente se han extraido volumenes
importantes del aceite que originalmente estaba presente, por lo que el avance de los contactos gas-
aceite y agua-aceite (este Gltimo debido a la presencia de un acuifero que se manifiesta en una
porcion del campo), han dado lugar a estas dos zonas del yacimiento, que a medida que se continlia
con la extraccion del aceite del campo, crecen continuamente, originando que un buen nimero de
pozos productores tengan que ser cerrados prematuramente, debido a las altas relaciones gas-aceite
(o agua-aceite), por lo que como ya se menciond, en dichas zonas se ubican cantidades importantes
de aceite remanente. En consecuencia, la porcion de este aceite remanente en la zona invadida por
gas constituye el objetivo del proceso quimico de recuperacion mejorada que se estudiara en el

trabajo presente.

En este trabajo, se analiza la aplicacién de sistemas surfactantes espumados, para la zona barrida
por el gas como una alternativa en la reduccion de la saturacion de aceite residual en el sistema de
baja conductividad o matriz, con la finalidad de incrementar el factor de recuperacion final del
aceite del yacimiento. Para poder llevar a cabo este objetivo, se estudian los principales fenémenos
que inciden en la alteracion del sistema roca-fluidos por efecto de los productos quimicos, y su
impacto en el factor de recuperacion de aceite durante las etapas de experimentacion, realizadas
tanto a escala de laboratorio, como a nivel de campo durante las pruebas piloto de control de la
movilidad del gas a través del sistema de fracturas que conectan la zona de alta saturacién de gas en
el yacimiento, con la zona abierta a produccion en los pozos con alta RGA, mediante el uso del

simulador comercial STARS® de Computer Modelling Group, CMG.

Debido a que el aceite es retenido principalmente por efecto de las presiones capilares altas,
favorecidas por la mojabilidad preferencial al aceite de la roca del yacimiento, la alteracién de esta
caracteristica hacia una tendencia de mojabilidad mas favorable (mojabilidad neutra o hacia el agua,
de ser factible), aunado a una reduccién adecuada de la tensién interfacial a valores suficientemente
bajos, permitirian ofrecer una solucion viable al problema de reducir la magnitud de la saturacion
remanente de aceite que actualmente es retenido en el sistema de matriz. Sin embargo, la aplicacion
de un proceso quimico como éste en un yacimiento naturalmente fracturado, representa un reto
adicional, ya que si se pretendiera inyectar directamente las soluciones acuosas de surfactantes,
éstas fluirian de forma preferencial a través del sistema de fracturas, sin interactuar practicamente

con la matriz donde se ubica la mayor parte del aceite remanente.

13



Resulta evidente que para que los surfactantes logren afectar la mojabilidad de la roca y la tension
interfacial del aceite contenido en la matriz, se debe lograr controlar la velocidad de avance de los
agentes quimicos en su flujo en las fracturas, dandoles oportunidad de entrar al sistema de baja
conductividad, por lo que de forma particular para el caso del aceite remanente que se encuentra en
la zona barrida por el gas del YNF costa-afuera, motivo de este trabajo, la aplicacion de espumas es
una alternativa en la solucion a este problema, y representa el tema que sera desarrollado en esta

tesis.

De esta forma, la aplicacion de surfactantes espumados como PRM en la zona barrida por el gas de
un YNF, se ha definido como la inyeccién de espumas generadas a partir de soluciones acuosas de
este tipo de productos quimicos disueltos en agua de mar, combinadas con un gas (nitrégeno o gas
de bombeo neumatico), a fin de generar mezclas en forma de espuma, que por sus caracteristicas
reoldgicas, reduzcan la velocidad de la espuma al fluir a través del medio fracturado, con lo que se
pretende acceder con una espuma debidamente formulada a las zona de menor conductividad,
logrando de esta forma “colocar “ dichas soluciones en el medio donde se aloja la mayor cantidad

del aceite remanente.

Un efecto adicional favorable del empleo de las espumas es que evita que las soluciones de agua
con surfactante se segreguen (al estar espumadas), lo que permitird extender el contacto con las
espumas a zonas mas distantes dentro del yacimiento. En la Fig. 1.5.1, se muestra una descripcion
idealizada del proceso de inyeccién de espuma en la zona invadida por el gas, que como ya se
menciond son mezclas formadas por gas y agua con surfactantes, las cuales se degradaran en forma
progresiva, dando lugar al desprendimiento del gas, rompiendo la espuma, dejando el agua con
surfactante en contacto con la superficie de la roca de las zonas de menor conductividad que es
donde se encuentra el aceite residual, donde al modificar su mojabilidad, se favorecera el fenémeno
de imbibicion natural de la fase acuosa, debido a la presencia de productos quimicos, los que
también reducen la tensién interfacial agua-aceite, con la consecuente liberacién de una parte del

aceite que estaba retenido en la matriz.
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Fig. 1.5.1 Idealizacion del proceso de inyeccion de surfactantes en forma espumada para la zona

invadida por gas (Grupo de Recuperacion Mejorada de la RMNE, 2007).

La imbibicién natural es uno de los procesos fundamentales dentro de la aplicacion descrita, ya que
actla como un mecanismo de intercambio, en el que se reemplaza agua por aceite en la zona de
menor conductividad. La efectividad de este proceso depende de varios factores, como la
mojabilidad de la roca, el tamafio de bloque de matriz, porosidad y permeabilidad y para el caso de
los fluidos de las tensiones interfaciales y viscosidades, asi como también del area y tiempo de
contacto entre el fluido a imbibir y la matriz de la roca, de aqui la importancia del empleo de las

espumas.

En este trabajo se presentan los aspectos técnicos de la seleccidn, estudios de laboratorio y
simulacién numérica, que han permitido potencializar la aplicacion de un proceso quimico con
surfactantes espumados.

1.6 Principales caracteristicas del campo donde se propone aplicar el PRM en estudio.

El YNF costa-afuera, objeto del presente estudio es del tipo carbonatado, altamente fracturado, y

gue se ubica en la Sonda de Campeche, en el Golfo de México. La Fig. 1.6.1, muestra en forma

esquematica la ubicacidn de este yacimiento.
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Fig. 1.6.1 Ubicacion del YNF (Grupo de Caracterizacion de Yacimientos de la RMNE, 2004)

Las caracteristicas del YNF costa-afuera, corresponden a un yacimiento en rocas carbonatadas,
altamente fracturado, vugular con valores de permeabilidades en el sistema de alta conductividad
(porosidad secundaria), de mas de 5 000 md, de acuerdo a los analisis de las pruebas de presién que
se han realizado a lo largo de la historia del campo, y sobre todo por las altas producciones de los
pozos que al principio de la historia productiva, llegaron a reportar valores mayores a los 20,000
BPD.

Por otro lado, en el sistema de baja conductividad, el cual esta relacionado principalmente a la
porosidad primaria intercristalina, microfracturas y vlgulos no conectados, la permeabilidad varia
entre 1y 10 md, dependiendo del litotipo, conforme a la informacion obtenida de los nicleos que se
han analizado en las diferentes formaciones productoras del yacimiento, en la Fig. 1.6.2 se
muestran unas imagenes de tomografia que evidencian los contrastes de permeabilidad entre los

sistemas de alta y baja conductividad en tres de las formaciones productoras del campo.

16



BTPKS KM

Porosidad Secundaria Porosidad Secun Porosidad Secundari

Fig. 1.6.2 Imagenes tomogréaficas de las formaciones productoras del yacimiento (Grupo de

Caracterizacion de Yacimiento de la RMNE, 2004).

El YNF costa-afuera puede ubicarse como un yacimiento del tipo Il, conforme a la clasificacion

propuesta por Allan y Sun (2003), quienes realizaron un estudio a 100 yacimientos carbonatados

fracturados del mundo, y que coinciden con las caracteristicas siguientes:

Alta transmisibilidad del sistema de fracturas, que ocasiona una baja caida de presion en la
vecindad del pozo, donde los gradientes de presion no juegan un rol importante en la
produccion.

La relacion gas-aceite (RGA) se mantiene en valores bajos durante la produccién, si el
yacimiento se explota de forma controlada. Este comportamiento se debe a que el gas
liberado asciende preferentemente a través del sistema de fracturas, creando una zona o
casquete de gas secundario en la parte estructural mas alta del yacimiento.

No se presenta zona de transicion entre los contactos de los fluidos durante la etapa de
explotacion del yacimiento, debido a la alta permeabilidad del sistema de fracturas, las
cuales actGan como un mecanismo de equilibrio de los contactos entre los fluidos en su
interior.

En el caso de yacimientos como el YNF costa-afuera, con un alto relieve estructural, se
presenta el fendmeno de conveccion natural en su estado original, dando como resultado
que las propiedades de los fluidos a lo largo de su espesor sean constantes respecto de la

profundidad, a pesar de la existencia de grandes espesores del yacimiento.
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Tomando como base la informacién estadistica de los 100 YNF usados para esta clasificacion, la
recuperacion que se esperaria obtener de este tipo de yacimientos puede variar entre 9% hasta el
56%, con un 26% como promedio. Estas consideraciones estadisticas conducirian a esperar que
cuando se alcance la etapa de madurez de este tipo de yacimientos, una cantidad apreciable del
aceite originalmente presente, se encuentre todavia como una saturacién remanente en el sistema de
baja conductividad, lo que significa un fuerte estimulo para buscar procesos que permitan recuperar
una porcién de este aceite remanente, maximizando asi la recuperacion de aceite de este tipo de

yacimientos.

La explotacion del YNF costa-afuera, motivo de este trabajo se inicié en los afios 70°s con
producciones por pozo que rebasaban los 20,000 BPD y hasta el afio 2000 el campo se mantuvo
produciendo alrededor de un millén de barriles por dia. Para esas fechas la declinacién de presion
del yacimiento dio lugar a la implantacién de la inyeccion de nitrogeno como sistema de
mantenimiento de presion para garantizar la produccion de los pozos existentes, ademas de que
durante esos afios se dio un desarrollo acelerado del campo con la perforacién de pozos adicionales

hasta alcanzar producciones de mas de dos millones de barriles por dia en el afio 2003.

Sin embargo, los altos ritmos de explotacion impuestos al yacimiento, ocasionaron un acelerado
avance de los contactos gas-aceite y agua-aceite, dando lugar a la generacion de zonas de aceite
remanente en las zonas barridas por el gas y el agua, como ya se ha mencionado. Esta situacion se
debe a la heterogeneidad del medio fracturado, ya que el flujo de aceite predomina a través de
canales potenciales de menor resistencia o de mayor permeabilidad dejando aceite atrapado en las

zonas menos conductivas.

Con base en estudios previos de simulacion numérica, se estima que aproximadamente el 50% del
volumen original de aceite del yacimiento, se encuentra como aceite remanente en las zonas
barridas por el gas y agua, en el sistema de menor conductividad o matriz, siendo esta una area de
oportunidad para incrementar el factor de recuperacion final del yacimiento. En la Fig. 1.6.3 se
muestra una clara evidencia de la presencia de aceite remanente en la zona barrida por el agua, en

un nucleo recuperado por debajo del contacto agua-aceite, en la parte sur del YNF costa-afuera.
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Fig. 1.6.3 Nucleo recuperado de la zona invadida por agua (Grupo de Recuperacion Mejorada de la

RMNE, 2007)
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CAPITULO 1l PRINCIPALES PARAMETROS QUE AFECTAN UN PROCESO DE
RECUPERACION MEJORADA CON SURFACTANTES EN UN YACIMIENTO
NATURALMENTE FRACTURADO.

1.1 Tension interfacial, relacion de movilidades, tipos de eficiencias, control de la movilidad.

Tension interfacial.

Un aspecto importante de cualquier proceso de EOR, es la efectividad del mismo para remover
aceite de los espacios porosos. La eficiencia microscopica de desplazamiento, Ep, determina
ampliamente el éxito o fracaso del proceso y por lo tanto la cantidad de aceite residual en el
yacimiento. Debido a que los procesos de EOR involucran la inyeccion de fluidos en forma de
baches, la eficiencia de desplazamiento de estos baches es de gran importancia, siendo las fuerzas
capilares y viscosas las que gobiernan el atrapamiento y movilizacion de fluidos en el medio
poroso y por lo tanto la eficiencia microscopica de desplazamiento, a estas fuerzas estan ligados los

fendmenos de tension interfacial, mojabilidad de la roca y presion capilar.

Comunmente, el término “tension superficial” esta reservado para el caso especifico de la interfase
entre un liquido y su vapor, por ejemplo el caso del agua y su vapor a condiciones ambiente, el cual
es alrededor de 73 dina/cm. Para el caso de otros pares de fluidos, el término cambia a “tension
interfacial”, que para el caso de aceite y agua, los valores tipicos estan entre 30 y 50 dina/cm. Una
de las formas mas simples de calcular la tension interfacial entre un par de fluidos es mediante el
uso de un tubo capilar, tal y como se muestra en la Fig. 2.1.1 para el caso del sistema agua-aire,
donde un tubo de radio r es sumergido en un recipiente con agua, donde ésta ascendera hasta una
altura h, como resultado del diferencial de presion generada en la interfase o curvatura del menisco.
El ascenso del fluido ocurre si el fluido moja al tubo, de otra manera, el fluido generara un descenso
o0 altura negativa. En condiciones estéticas, la fuerza debida a la tension superficial que tiene una
componente vertical que tiende a jalar hacia arriba el fluido es balanceada con la fuerza de gravedad

gue actla sobre la columna de fluido, la cual tiende a jalar el fluido hacia abajo.
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Este balance de fuerzas esta expresado por la siguiente ecuacion, Green y Wilhite (1998).
o cosO 2nr = nr?h(p,, — p,)g
Donde:

r=radio capilar, cm

h=altura del agua dentro del

capilar, cm i aire
p.w =densidad del agua gr/cm®

p, =densidad del aceite gr/cm? 19

g=gravedad, cm/s?

6= angulo de contacto entre al

aguay el capilar.

agua

Fig. 2.1.1 Uso del tubo capilar para ilustrar el proceso del calculo de la tension interfacial.

Resolviendo para o (tension interfacial), queda la siguiente expresion.

_ rh(pw —Po)g . (2.1.2)
2cos6

Eficiencia de desplazamiento microscépica.

Para cualquier proceso de recuperacion mejorada, el incremento en la eficiencia de desplazamiento
microscépica atribuible al proceso, se puede definir como un cociente del volumen de aceite
recuperado con respecto al volumen aceite presente en el yacimiento justo antes de iniciar el
proceso. La eficiencia de desplazamiento microscopica, o simplemente eficiencia de
desplazamiento (Ep) como su nombre lo indica, esta relacionada con aspectos microscopicos y se
puede cuantificar por la cantidad de aceite movilizado por el fluido desplazante en términos de una
disminucidn de la saturacién de aceite remanente Green y Willhite (1998).
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Por otro lado, la eficiencia volumétrica en el yacimiento (E,), se puede definir como una medida
promedio de la efectividad de la disminucién de la saturacion de aceite tanto en forma vertical
como areal, tomando en cuenta las eficiencias de desplazamiento horizontal, E,, como la vertical,
Ever. A manera de ejemplo, a continuacion se muestra el caso de la inyeccion de agua, donde la
saturacion inicial de aceite S,=0.6 y la final o residual S,,=0.3,

_Soi-Sor _ 06-03 _ r 2.1.3
Ep=—( —=—"_—=05 ( )

El valor obtenido previamente, no podria aplicarse de forma generalizada a todo el yacimiento por
ejemplo, manteniendo este valor de la Ep y considerando un valor de eficiencia de barrido
volumétrica (E,) de 0.7, lo cual querria decir que un 70% del aceite presente en el yacimiento seria
reducido en un 50% o 0.5. Estos valores llevan a la determinacién de la eficiencia de
desplazamiento total E=Ep*E,=0.5*0.7=0.35. Sin embargo, lo deseable en forma idealizada seria
que el producto de las eficiencias diera lugar a valores igual a 1.0, lo cual de forma practica no es

posible, aunque existen formas de incrementarlas.

En lo que se refiere a la Ep hay una serie de interacciones tanto fisicas como quimicas que
promueven un mejoramiento de la eficiencia de barrido, como la disminucion de la tensién
interfacial, la expansion del volumen del aceite y la reduccion de la viscosidad del mismo. En el
caso de la E,, ésta se puede incrementar mejorando la relacién de movilidad favorable entre el
fluido desplazante y el desplazado, lo cual promueve una mejor eficiencia de barrido, de forma ideal
un fluido para EOR es aquel que mantiene una relacién de movilidad favorable con el fluido que
esta siendo desplazado, lo cual depende en buena medida del contraste de viscosidades y

densidades.

Relacion de movilidades.

Esta puede ser definida como cociente de la movilidad del aceite delante del frente de invasion con
respecto a la movilidad del fluido desplazante detras del frente, suponiendo que los gradientes de
presién en ambas regiones son iguales. Una relacion de movilidad M=1 indica que el aceite y el
fluido desplazante se mueven a la misma velocidad relativa, cuando M es menor a 1, el fluido
desplazante se mueve mas lento que el aceite, resultando en altas saturaciones del fluido desplazante
favoreciendo las eficiencias de barrido, y por el contrario cuando M es mayor a 1, indica que el
fluido desplazante se mueve mas rapido que el aceite, reduciéndose las eficiencia de barrido,
dejando altas saturaciones de aceite por detras del frente, Rivera (1998). En la ecuacion siguiente

se expresa la movilidad para el aceite y el fluido desplazante.
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Donde m, y m,, son las movilidades del fluido desplazante y del aceite respectivamente, por lo que
la relacion de ambas da lugar a M, de acuerdo a la siguiente ecuacion.

yoMa_kato _keapo (2.1.5)
my .udko Ha kro

Para el caso de la aplicacion de surfactantes en la zona del casquete de gas de un YNF, lo que se
busca del fluido inyectado, en este caso los surfactantes puedan desplazar el gas que se encuentra en
las zonas fracturadas, de tal forma que éstos puedan contactar las zonas de menor conductividad del
yacimiento donde se encuentra el aceite remanente, lo cual se lograria mejorando la eficiencia de
barrido. La aplicacion de espuma, cuyos valores de viscosidad son mayores a los del gas que se
encuentra en el casquete permite incrementar el valor del numerador de la ecuacion 2.1.5,
incrementando también el valor de M, logrando controlar la movilidad, maximizando el contacto de

las soluciones de surfactantes.
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11.2 Concepto de mojabilidad

La mojabilidad es la propiedad de la superficie de una roca que consiste en la preferencia de un
fluido a adherirse a su superficie sélida, en presencia de otros fluidos inmiscibles (Craig, 1971), de
tal forma que la fase mas fuertemente atraida al solido es la que da la denominacion de fase
preferencialmente mojante. Cuando dos fluidos se encuentran en contacto con la roca, uno de ellos
tiene una mayor preferencia a ser atraido hacia ella. La mojabilidad de la roca afecta la distribucion
de los fluidos en el seno del medio poroso, y por lo tanto las curvas de permeabilidad relativa y de
presion capilar. La mojabilidad de las rocas depende de varios factores, tales como la composicion
mineraldgica de la misma, de la composicién quimica de los fluidos presentes, asi como de la

temperatura, y en menor grado de la presion existente.

La mojabilidad puede ser evaluada de forma cuantitativa mediante el analisis de las fuerzas
interfaciales cuando dos fluidos miscibles se encuentran en contacto con un soélido. La Fig. 2.2.1
muestra una gota de agua en contacto con la superficie de una roca, donde la gota se expande hasta
alcanzar un equilibrio entre sélido, agua y aceite, lo cual se puede expresar mediante la siguiente
ecuacion, Green y Willhite (1998):

Ops — Ows = 0oy COSE (2.2.1)

Donde a,s, 0,5 Y 0, SON las tensiones interfaciales entre el sélido-aceite, solido-agua y agua-
aceite, y @ es el angulo de contacto medido a través del agua. Aunqgue las mediciones de tension
interfacial entre el agua y aceite se llevan a cabo de forma rutinaria, para el caso de la roca no se
han desarrollado métodos adecuados. De tal forma, que el angulo de contacto se emplea para medir
la mojabilidad de la roca, y con base en la Fig. 2.2.1, la roca tendria una mojabilidad al agua si 6
<90° y mojado al aceite si 8 >90°, por otro lado si el &ngulo se aproxima a cero, la roca tendra una

mojabilidad fuerte al agua.
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De forma similar, cuando el &ngulo de contacto se aproxima a 180° indica una mojabilidad fuerte al
aceite y para un valor del &ngulo cercano a 90 se relaciona con una mojabilidad intermedia.

GDW

aceijte

agua

Oos P ‘\B o,

W5
R S R T S

Superficie de laroca

Fig. 2.2.1 Representacion de las fuerzas interfaciales entre dos fluidos inmiscibles y roca (Green y
Willhite, 1998)

Los conceptos de mojabilidad asociados a la tensién interfacial parten de una situacion de
mojabilidad al agua, donde en un sistema agua-aire a condiciones ambiente, el ascenso del agua
través de un tubo capilar de vidrio se debe a la fuerza de tension de adhesion que tiende a jalar el
fluido hacia arriba. Sin embargo, es posible analizar la situacién con un fluido que no es mojante al
tubo capilar (sistema aire-mercurio), lo cual representaria el caso de una roca con mojabilidad al
aceite, en la Fig. 2.2.2 se muestra el caso del tubo capilar pero en este caso a diferencia del anterior,

el fluido es mercurio.

\°

aire

Mercurio

Fig. 2.2.2 Efecto de un fluido no mojante en un tubo capilar (sistema aire-mercurio), (Green y
Willhite, 1998).
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Bajo este escenario, las condiciones cambian y como resultado se tendria un angulo de contacto que
excede los 90° y por lo tanto el coseno de & tendra un valor negativo, de la misma forma h tendria

un valor negativo, ya que no existe la fuerza de tension de adhesion en el tubo capilar.

La mojabilidad de la roca de un yacimiento es uno de los factores mas importantes a ser
considerados en los planes de desarrollo de un nuevo yacimiento. Hasta principios de los afios 70°s,
se suponia que las rocas de casi todos los yacimientos eran mojadas preferencialmente por agua. Sin
embargo, estudios posteriores demostraron que esto es erroneo Treiber et al. (1972), Chillingar y
Yen (1983), como se muestra en la Tabla 2.2.1. Ademas, la experiencia ha mostrado que los
factores de recuperacion de aceite, ain después de haber sometido a los campos a procesos de
inyeccion de agua, son generalmente menores cuando la roca es mojada por aceite, que los

obtenidos cuando la roca es mojada preferencialmente por agua.

Tabla 2.2.1 Resultados de estudios de mojabilidad a diferentes yacimientos carbonatados

(Reproducida de Treiber y asociados, 1972 y Chillingarion & Yen)

Mojabilidad Numera de yacimientos
Trieber Chillingarion&Yen
Al agua 8 a8
Intermedia 8 12
Al aceite 284 80

El fenédmeno de la mojabilidad en una roca a las condiciones de temperatura y presién del
yacimiento, es el resultado de la interaccién de los fluidos (aceite, gas y agua) y los solidos
(minerales de la roca), afecta la distribucion y saturaciones de los fluidos en el espacio poroso, asi
como a las propiedades roca-fluidos resultantes, tales como las presiones capilares, las
permeabilidades relativas, y las propiedades de conduccién de la corriente eléctrica del medio. La
ubicacién de una fase (agua, aceite, gas) dentro de los poros de la roca dependera de su mojabilidad.

En general se acepta clasificar el tipo de mojabilidad que puede presentar una roca en dos grupos:

a) Grupo 1, Rocas con mojabilidad uniforme:
¢ Roca preferentemente mojada por agua.
e Roca preferentemente mojada por aceite.

¢ Roca con mojabilidad neutra o intermedia.
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b). Grupo 2, Rocas con mojabilidad no uniforme:

e Roca con mojabilidad mixta.

e Roca con mojabilidad fraccional

Grupo 1.

Roca preferentemente mojada por agua.

Cuando una roca es mojable al agua, existe una tendencia de ésta a ocupar los poros mas
pequefios de la roca y a contactar la mayoria de la superficie de la roca.

Roca preferentemente mojada por aceite.

De forma muy similar al caso anterior, en un sistema de mojabilidad al aceite, la roca tiene
preferencia por este fluido y se encontrara contactando la mayoria de la superficie de la roca y
por lo tanto los poros mas pequefios, quedando entonces el agua en los poros mas grandes,
teniendo una mayor facilidad de flujo.

Roca con mojabilidad intermedia.

Al igual que existen mojabilidades en rocas con una fuerte tendencia hacia el agua o al aceite,
también existe un tipo en el que no se presenta una preferencia hacia uno u otro fluido, el cual se

denomina mojabilidad neutra o intermedia.

Grupo 2.

En este caso se tiene una mojabilidad que varia a lo largo de diferentes porciones o areas de la
roca.

Mojabilidad fraccional.

Generalmente la superficie de las rocas del yacimiento estd compuesta de muchos minerales con
diferentes superficies y propiedades de adsorcion, lo cual puede ocasionar variaciones en la
mojabilidad. En la mojabilidad fraccional, los componentes del aceite son fuertemente
adsorbidos en ciertas areas de la roca, por lo tanto una porcidn de la roca es fuertemente mojada
al aceite mientras que el resto presenta mojabilidad al agua. Es de notar que esto es
conceptualmente diferente de mojabilidad intermedia, la cual asume que todas las porciones de
la superficie de la roca tienen igual preferencia a ser mojada por la fase acuosa o fase oleica. La

mojabilidad fraccional también es llamada heterogenea o dalmata, Anderson (1986).
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Roca con mojabilidad mixta.

Salathiel (1973) introdujo el término de mojabilidad mixta para un tipo especial de mojabilidad
fraccional, en donde las superficies mojadas al aceite forman caminos continuos a través de los
poros mas largos.

El hecho de que el aceite en un nlcleo de mojabilidad mixta, esté localizado en los poros mas
grandes, hace que exista permeabilidad al aceite a muy bajas saturaciones de este. N6tese que la
principal diferencia entre mojabilidad mixta y fraccional, radica que en esta Gltima no implica
localizaciones especificas para las superficies mojadas ni caminos continuos de mojabilidad al
aceite, Anderson (1986)

En varios estudios reportados en la literatura técnica, se encontr6 una relacion entre la
mojabilidad de la roca, la temperatura del yacimiento y el nimero &cido de los aceites de varios
yacimientos en rocas carbonatadas. Rao (1999), concluyeron después de varios estudios
realizados en muestras de roca y fluidos de yacimientos, que la temperatura parecia ser un factor
determinante en el estado de mojabilidad de la roca, concluy6 que a mayor temperatura del
yacimiento, la condicién de mojabilidad al agua de la roca parece ser mas frecuente. En lo que se
refiere a los fluidos, Zhang y Austad (2005), encontraron que el namero acido y la temperatura
del yacimiento se encuentran ligados, en virtud de que a mayor temperatura se tiene una menor
cantidad de compuestos que influencian la mojabilidad al aceite como son los &cidos
carboxilicos. EI numero acido se puede definir como el numero requerido de miligramos de

KOH para neutralizar un gramo de aceite crudo a un valor de PH=7 Donaldson (1989).

A continuacidn se citan algunos ejemplos con base en los resultados de este estudio.
Ekofish, es un yacimiento de marga en el Mar del Norte, tiene una temperatura de 130°C, y un
namero acido de 0.1mg de KOH/g de aceite, se comporta como mojado al agua.
Vallhall, es un yacimiento de caliza, también ubicado en el Mar del Norte, cuya temperatura es
de 90 °C y un namero acido de 0.3-0.5mg de KOH/g de aceite, el cual tiene mojabilidad
intermedia.
Yates es un yacimiento de dolomita, ubicado en Texas, EUA con una temperatura de 39 °C y
un nimero acido de 1.0mg KOH/g de aceite, con mojabilidad al aceite.
Akal, es un yacimiento de dolomita, ubicado en el Golfo de México, con una temperatura de
110 °C y un numero &cido de 0.2 mg de KOH/g de aceite, con mojabilidad compleja, pues la
roca del yacimiento es muy heterogénea, por lo que algunos nicleos han mostrado mojabilidad

al aceite, mientras que en otros la mojabilidad ha sido determinada como intermedia.
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Este hecho no difiere del resto de yacimientos en rocas carbonatadas del mundo, de los cuales se ha
reportado que la mayoria exhiben mojabilidades al aceite, seguido de casos con mojabilidad
intermedia y solo algunos casos son del tipo de mojabilidad al agua o bien de mojabilidad mixta.

Para el caso de las rocas del YNF costa-afuera, motivo de este trabajo, el hecho de que el tipo de
mojabilidad sea al aceite e intermedio en algunos casos, significa que una cantidad importante de
hidrocarburos se encuentra atrapada en el sistema de baja conductividad por efecto de las fuerzas
capilares, y lo que se buscaria mediante la aplicacion de un PRM seria liberar una porcion de este
aceite mediante la alteracion de la mojabilidad de la roca hacia una tendencia mas favorable, que
como se ha comentado, el cambio de mojabilidad de aceite a neutra o de neutra hacia el agua,
favoreceria el proceso de imbibicion del agua en el sistema de baja conductividad y por lo tanto la
liberacion de aceite que viajaria hacia el sistema de fracturas. En el caso de la posibilidad que exista
mojabilidad mixta en el yacimiento, hace también factible la aplicacion de PRM, y hasta cierto
punto mas favorable, ya que hay una relacion entre mojabilidad al aceite y poros mayores, lo que
quiere decir que la alteracion de la mojabilidad de aceite a una tendencia mayor al agua se traduciria

€n mayores recu peraciones.

1.3 Tipos de mojabilidad de una roca y métodos para su medicion.

La determinacion de la mojabilidad de la roca de un yacimiento no es una tarea facil y su
determinacién puede realizarse en forma preliminar por medio de métodos cualitativos, los cuales
requeriran ser confirmados posteriormente mediante métodos experimentales cuantitativos. Los
métodos cualitativos son muy variados y subjetivos; para una buena descripcién de los principales,
se recomienda consultar el articulo de Anderson (1986). De los métodos cualitativos, los de uso
mas comun son los que hacen uso de ciertas caracteristicas de las curvas de permeabilidad relativa

“tipicas” de medios porosos con diferentes mojabilidades, que se mencionan a continuacion.

Ya se ha establecido que la mojabilidad afecta la forma en la que los fluidos inmiscibles se
distribuyen dentro del espacio poroso de una roca, por lo que seria de esperarse que un mismo
estado de saturacion de fluidos ocupe diferentes partes de los poros en rocas con diferente
mojabilidad, lo que necesariamente afectaria las caracteristicas de las propiedades roca-fluidos, tales
como las curvas de presion capilar y las correspondientes a las permeabilidades relativas de un

sistema roca-fluidos.
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Estas caracteristicas se utilizan con frecuencia para fines de la simulacién numérica, por lo que el
efecto de alteracion de la mojabilidad y su beneficio en la recuperacion de aceite puede ser
analizado mediante la modificacion que sufren las curvas de permeabilidad relativa, de tal forma
que el efecto que tiene la alteracion de la mojabilidad por el empleo de surfactantes podria en
principio modelarse mediante el cambio que sufren los exponentes de las curvas de permeabilidad
relativa, asi como los valores de los puntos de permeabilidades relativas extremos (conocidos

simplemente como “puntos extremos” o “end-points”), y el valor de la saturacion residual de aceite.

Los valores caracteristicos de las curvas de permeabilidad relativa para cada uno de los tipos de
mojabilidad han sido estudiados por diferentes autores, Archer (1971), Thomas (1971) y Craig
(1971) a partir de resultados de experimentos en muestras de roca, con los cuales fueron
determinados una serie de rangos para cada tipo de mojabilidad. En la Tabla 2.3.1 se muestran

rangos de los exponentes del modelo de Corey para diferentes mojabilidades.

Tabla 2.3.1 Rango de exponentes en el Modelo de Corey para el ajuste de las curvas de

permeabilidad relativa para diferentes mojabilidades.

Rango de exponentes, Corey

Mo (Kro)  |Nw (Krw)
Al agua 2a4 5a8
Intermedia da6b 3ab5
Al aceite 6a8 2a3

En lo que se refiere a los criterios de puntos extremo (end-points), valores de saturacién de agua
inicial (Syi) Yy saturaciones de agua donde se da el cruce de curvas de permeabilidad relativa y al
aceite, en la Tabla 2.3.2 se muestra una serie de regla empiricas para diferentes tipos de mojabilidad

de la roca.
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Tabla 2.3.2 Reglas empiricas en el Modelo de Corey para el ajuste de las curvas de permeabilidad

relativa para diferentes mojabilidades.

Criterio Mojabilidad Mojabilidad
al agua .
al aceite
Punto extremo (End-Point) Permeabilidad > 95% <70% -80% | Archer (1971), Thomas
relativa al aceite a Sy; (1971)
Punto extremo (End-Point) Permeabilidad < 30% < 50% Craig (1971)
relativa al agua a Sy,
Saturacion de agua (punto de cruce de curvas | >50% < 50% Craig (1971)
de k; al aceite y agua)
Saturacion inicial de agua, Sy;. > 25% < 15% Craig (1971)

Los exponentes empiricos N, y N, se pueden obtener a partir de informacion medida, o bien como

resultado de ajuste a pruebas de laboratorio en modelos de simulacién numérica. A continuacion se

muestra el modelo de Corey para el sistema agua-aceite de permeabilidades relativas. La

representacion del modelo de permeabilidades relativas de Corey responde a un ajuste exponencial,

el cual se muestra en las siguientes ecuaciones.

Sw—S, Nw
krw (Sw) = krw or (ﬁ)
cw or
1—S, —Sor\"°
kro(Sw) = krocw (ﬁ)
cw or

Donde Kmwor Y Kroow SON l0s puntos extremos de las permeabilidades relativas y Ny y N, son los

llamados exponentes de Corey para el sistema agua Y aceite respectivamente.

La experiencia ha mostrado que en muchos casos estos exponentes y puntos extremos de las curvas

de permeabilidad relativa, responden a las caracteristicas de afinidad del medio poroso hacia alguno

de los fluidos y su grado de saturacion; sin embargo, es conveniente mencionar que son mas

aproximados cuando los medios muestran mojabilidades preferenciales hacia uno de los fluidos,

pero su grado de certidumbre disminuye drasticamente cuando la mojabilidad de la roca se

encuentra en el rango de intermedia hacia alguno de los fluidos.
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Con el prop6sito de comprender mejor los cambios que se presentan en las propiedades de flujo
entre los diferentes tipos de mojabilidad uniforme de una roca, a continuacion se describen las

condiciones de flujo mas relevantes de cada uno de los tipos de mojabilidad.

Mojabilidad preferencial al agua—Una roca con mojabilidad preferencial al agua presenta mejores
caracteristicas al flujo de aceite al ser desplazado con el agua, ya que el aceite se encuentra
ocupando los poros mas grandes y por lo tanto exhibira valores de permeabilidad relativa al aceite,
kro, Mayores, evidenciados por la pendiente de la curva y los valores de los puntos extremos, y en
contraparte, la curva de permeabilidad relativa al agua, k., tendrd condiciones de flujo menos

favorables.

Como fase preferente 0 mojante, el agua se alojara en los espacios mas pequefios que no fueron
invadidos por el aceite durante el proceso de migracion, donde éste se alojo en los poros mas
grandes, por lo que bajo esta condicién el aceite fluye primero con valores de permeabilidad relativa
altos, los cuales paulatinamente irdn decreciendo a medida que la saturacion de aceite se reduce,
incrementandose en forma correspondiente la saturacion de agua, asi como los valores de k., al ir

reemplazando el agua los espacios porosos, previamente saturados por aceite.

Finalmente, la mayoria de las trayectorias de flujo continuo se saturan con agua y las discontinuas
con aceite atrapado, siendo esta la razén por la que los “puntos extremos” de la curva de Ky, tienen

valores mas pequefios comparados con los de K.

Mojabilidad intermedia—Este tipo de mojabilidad se presenta cuando ambas fases (agua y aceite)
tienden a mojar el sélido, pero solo una es ligeramente més atraida a la superficie de la roca.

En este caso es probable que el aceite haya migrado a una formacién mojada por agua, de manera
que la distribucion original de saturacién de agua y aceite sea similar al caso de mojabilidad por

agua.

Mojabilidad al aceite —Para el caso de la mojabilidad preferencial al aceite el efecto es inverso al
descrito para la mojabilidad con agua, ya que en este caso el aceite se encuentra adherido a las
paredes del poro, limitandose el flujo del mismo, puesto que el agua ocupara el centro del poro, y
por lo tanto, los valores del punto extremo de la curva de k;, son menores a los correspondientes a

la curva de ki, para la roca mojable por agua, siendo esta fase la que fluye con mayor facilidad
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debido a que no se encuentra adherida a la superficie de la roca, sino que esta ubicada en el centro
del poro, presentando valores mayores del punto extremo de la curva de Kpy,.

Morrow (1973), publicé un juego de curvas de permeabilidad relativa modificadas por efecto del
cambio de la mojabilidad de la roca, reproducidas aqui como Fig. 2.3.1, donde por un lado se
observa que para el caso de mojabilidad preferencial al agua, el valor del punto extremo de la curva
de ky,, es mayor comparativamente con los correspondientes a las curvas de mojabilidades
intermedia y al aceite, debido a que el agua o fase mojante se encuentra adherida a la roca
permitiendo el flujo de aceite por el centro de los poros y limitando el del agua, hasta alcanzar una
cierta saturacion, por lo que el punto extremo de ki, tendra el menor valor de los medidos, tal como
se observa en la Fig. 2.3.1. También para este tipo de mojabilidad, el cruce entre ambas curvas se

encuentra en valores mayores al 50% de S,

1
\ Swr | Sor [Krw | Kro | nw | no
09 \ Mojabilidad al agua 0.12]0.25|0.26 | 1.00| 3.00| 1.30
\\\ Mojabilidad intermedia| 0.12] 0.20 | 0.38 0.94 | 1.80| 1.70
0 \ \\Mojabilidadal aceite 0.12]0.28 0.56 [ 0.80| 1.40 3.30
0.7 \ \ | e Mojabilidad al agua
g \\ Mojabilidad intermedia
E 0.8 il e \\K—" i ) e Mojabilidad al aceite
g | Y |
'g 0.5 \ $ /
S 04 :
(] §
£ s \ \ /
& v N\ :
0.2 N\ : ™
0.1 fa e

=
0 —= \

0 0.1 0.2 03 04 0.5 06 0.7 08 0.9 1

Saturacion de agua, (Fracc o VP)

Fig. 2.3.1 Efecto de la mojabilidad en curvas de permeabilidad relativa en sistemas agua/aceite,
(Morrow, 1973)

En cuanto a los métodos experimentales cuantitativos, se encuentran: a) Medicién del angulo de
contacto, b) Método de Ammot y ¢) Método USB. A continuacion se describen brevemente los

métodos cuantitativos.

a) Medicion del angulo de contacto.

El método consiste en generar una gota de agua en el seno de aceite y ponerla en contacto con una

superficie mineral plana del mineral predominante en la roca del yacimiento.
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La gota se deja reposar por un tiempo suficiente, a fin de poder medir el &ngulo de contacto entre la
placa y la gota de agua, tal y como se muestra en la Fig. 2.3.2, donde en funcion del valor del
angulo de contacto se determina el grado de mojabilidad que se tiene en la roca. Sin embargo, es
conveniente mencionar que este método presenta limitaciones, ya que el angulo de contacto no toma

en cuenta la heterogeneidad de la roca.

aceite aceite

. agua agua
mineral mineral
MOJABILIDAD AL ACEITE MOJABILIDAD NEUTRA
Angulo de contacto > 90° Angulo de contacto = 90°
aceite aceite
0 agua e agua
mineral mineral
MOJABILIDAD AL AGUA FUERTEMENTE MOJADO AL AGUA
Angulo de contacto < 90° Angulo de contacto = 0°

Fig. 2.3.2 Angulo de contacto para diferentes mojabilidades, (Morrow, 1973).

b)  Método de Ammot.

El método de Ammot combina imbibicién y desplazamiento forzado para medir la mojabilidad
promedio de un ndcleo y se basa en el hecho de que la fase mojante serd imbibida de forma
espontanea en el ndcleo desplazando la fase no mojante. La relacién entre imbibicidn espontanea
con respecto a la imbibicién forzada se usa para reducir el efecto de otros factores como
pemeabilidad relativa, viscosidad y saturacién inicial. Inicialmente el nicleo se somete a un
proceso de centrifuga hasta alcanzar la saturacion de aceite residual (ROS), posteriormente se sigue
una secuencia de cuatro pasos, de los cuales consiste el método de Ammot : 1) Se sumerge el
nacleo en aceite y se cuantifica el volumen de agua desplazado por imbibicion, 2) Se centrifuga el
ndcleo hasta alcanzar la saturacion de agua irreductible (IWS), y se mide la cantidad total adicional
de agua desplazada, 3) Se sumerge el nicleo en salmuera y se mide la cantidad de aceite desplazado
por imbibicion natural, 4) El nicleo se somete a centrifugacion hasta alcanzar el valor de ROS y se

mide la cantidad adicional de aceite.
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Los resultados del desplazamiento por aceite (d,) son expresados como una relacion del agua
producida por imbibicion de aceite, Vs, con respecto al volumen total de agua producido de forma
natural por imbibicion y de forma forzada en la centrifuga, Vi (EC. 2.3.1).

De forma similar para el desplazamiento por agua (dy), se presenta una relacion entre el aceite
producido por imbibicién de agua con respecto al volumen total de aceite producido por imbibicién
natural y de forma forzada (Ec. 2.3.2)

Vwsp (2.3.1)
8, =

Ve

Vosp e, (2.3.2)
Sy =

Vot

Para el caso de ndcleos con mojabilidad al agua, los desplazamientos por agua (d,) resultan
positivos y tienden a valores de 1.0, en lo que se refiere a los desplazamientos por aceite (8,), €st0s
tienden a ser cero. Para el caso de mojabilidades al aceite sucede de forma inversa, donde (8,)
presenta valores positivos y (8,) valores de cero, finalmente para el caso de mojabilidades

intermedias ambos desplazamiento (8y) y (8,) presentan valores de cero.

c) Metodo USBM

Este método también considera la determinacion de una mojabilidad promedio. Una de las ventajas
gue presenta este método con respecto al de Ammot, es su precision en el caso de mojabilidades
intermedias. El fundamento del método consiste en la determinacion del trabajo necesario para
desplazar un fluido por otro y puede ser relacionado por la presion capilar del nicleo, de tal forma
gue una roca con mojabilidad fuerte al agua tendra una &rea positiva mayor comparada con la que se
presenta por debajo o negativa y que en otras palabras da lugar a una imbibicién espontanea del
agua. La preparacion del nicleo se obtiene por centrifugacion en presencia de aceite hasta alcanzar
la IWS (*), como primer paso el nicleo se somete a centrifugacién en presencia de agua para
desplazar el aceite por agua para diferentes valores de presion y se mide el volumen desplazado
para cada intervalo para determinar la saturacion promedio en el nucleo (area I), el segundo paso
consiste en centrifugar nuevamente el nicleo en presencia de aceite, con la finalidad ahora de
desplazar el agua midiendo los volimenes obtenidos para determinar la saturacion promedio del
nacleo para cada rango de presion y que da lugar al area 1l. EIl método emplea la relacién de areas

relacionadas a la presion capilar para determinar un indice de mojabilidad (Ec. 2.3.3).
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Ay
W = logA—
2

Las areas A; y A, son los empujes promovidos por agua Yy aceite respectivamente, de tal forma que
cuando el indice es mayor que cero la mojabilidad asociada es al agua.

Para el caso de indices de mojabilidad cercanos a cero indican una mojabilidad neutra y finalmente
cuando dicho indice es negativo la mojabilidad relacionada es al aceite. Ejemplos de mojabilidad al
agua, neutra y al aceite se muestran en la Fig. 2.3.3

* *

Mojabilidad  LOG A /A, = 0.79 Mojabilidad LOG Aj /A2 = = 0.5
al aceite

al agua

Presion Capilar, PSI
(=]

: -0
-10
"o 100 - oo

Saturacion promedio de Agua, porciento

Mojabilidad | 0" a, /ap = 0.00
neutra

Presion Capilar, PSI

-0 S
(<) \ 100
Saturacion promedio de Agua, porciento

Fig. 2.3.3 Determinacién de mojabilidades USBM, (Anderson, 1986)
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11.4 Imbibicidn esponténea, su importancia.

La imbibicidn esponténea de la fase mojante sobre la superficie de una roca consiste en la absorcion
de la fase mojante en su superficie tan pronto como existe contacto entre dicha fase y el sélido, sin
requerirse de la accién de un trabajo externo para realizarse, lo cual también se conoce como la
succion capilar de esta fase en el medio poroso; es decir, es un proceso que consiste en el ingreso de
la fase mojante en los poros de la roca por efecto de las fuerzas capilares (las cuales se describiran
mas adelante), como se ilustra en la Fig. 2.4.1, para el caso de un YNF cuya roca es mojable por
agua. En la literatura se hace mencion a tres tipos de imbibicion; la dinamica, la pseudo-estatica y la
imbibicion forzada Austad (1999), Akin (1999). En el tipo de imbibicion dindmica, existe una
subdivision, basada en la direccion en que se mueven las fases durante el proceso, cuando la fase
que invade (mojante) y la que se produce (no mojante) viajan en la misma direccién, se conoce al
proceso como imbibicidn en el sentido de la corriente, o co-corriente, y cuando la fase mojante viaja
en la direccion opuesta a la fase producida o no mojante, el proceso se denomina como imbibicion
a contra-corriente (Bourblaux y Kalaydjian, (1990), este tipo de imbibicién esta presente cuando
ocurre invasion del yacimiento por el avance del acuifero en un yacimiento mojado preferentemente

por agua.

Intercambio
contracorriente

Zonainvadida

Aceite

Fractura

Fig. 2.4.1 Proceso de imbibicion de un sistema matriz fractura (Austad, 1999).
El flujo de fluidos en un yacimiento durante el proceso de produccién de aceite, esta regulado por el

equilibrio que alcanzan las fuerzas viscosas, las gravitacionales y las capilares, que estan actuando

en él.
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Para el sistema de baja conductividad (0 matriz) en yacimientos carbonatados naturalmente
fracturados, que es donde se encuentra la mayor cantidad de aceite remanente de este tipo de
yacimientos, la recuperacion de aceite adicional que pudiera lograrse mediante la aplicacion de un
PRM con surfactantes dependera fuertemente de la efectividad que se logre impartir a la imbibicion
mediante la modificacion de la mojabilidad, hacia condiciones mas favorables para el fluido
desplazante.

En el caso de inyeccion de una espuma que esté formada con un surfactante que tenga la capacidad
de modificar la mojabilidad de la roca, la expulsion de aceite de los bloques de matriz hacia las
fracturas circundantes, por efecto de la imbibicion de la fase acuosa que se obtendra cuando la
espuma coalesca, es uno de los mecanismos mas importantes para incrementar el factor de
recuperacion en los YNF con baja permeabilidad de matriz, debido a que en este tipo de
yacimientos, los métodos convencionales de produccion por efecto de una caida de presion
(predominantemente mediante las fuerzas viscosas), no son funcionales debido a la alta
permeabilidad de la red de fracturas, que origina que los fluidos inyectados viajen rapidamente a

través de ellos, sin interactuar practicamente con la matriz.
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11.5 Relevancia de las fuerzas capilares.

La presion capilar es una propiedad importante del yacimiento debido a que directa o
indirectamente afecta otras propiedades como las saturaciones residuales y las curvas de
permeabilidad relativa. La relacion entre la presion capilar y la saturacion de la fase mojante es una
funcién de la mojabilidad de la roca, su estructura porosa, la tension interfacial, propiedades de la
roca, e historia de cambios en saturacion o histéresis Anderson (1987). En la interfase curva entre
dos fluidos inmiscibles en un medio poroso, como el agua y aceite, existe una diferencia de presion
a través de dicha interfase. Esta diferencia de presion es la presion capilar, Pc yse define como la
presion existente del lado de la fase no mojante menos la presion del lado de la fase mojante, por lo
que para un sistema agua-aceite, donde la primera de ellas es la fase mojante, la Pc esta dada por la

ecuacion de Laplace, Amyx et al. (1960).

Donde P, es la presion del lado de la fase aceite, Py, es la presién del lado de la fase agua, oo €S la
tension interfacial entre el aceite y el agua, ry y r, son los radios de curvatura de la interfase medidos

en sentido perpendicular entre ellos.

Conforme a su definicidn, la presién capilar, puede ser negativa o positiva, dependiendo de la fase
gue moje preferentemente la roca. Si la presion capilar es positiva, el agua es la fase mojante y el
aceite es la no mojante, y cuando las preferencias en mojabilidad se invierten, la presién capilar
resulta negativa.

Para el caso del medio poroso, donde la geometria de poro es muy compleja, es practicamente
imposible medir los radios de curvatura, por lo que la presion capilar debe ser determinada
experimentalmente. En este sentido, frecuentemente se ha recurrido a modelar idealmente el medio
poroso como un conjunto de capilares cilindricos. Una de las formas de medir la presion capilar, es
mediante la elevacion de una columna de agua dentro de un capilar recto vertical, colocado a través
de la interfase agua-aceite en el interior de un recipiente grande, Amyx et al. (1960), tal y como se

muestra en la Fig. 2.5.1
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Presidon atmosférica

PO
| e
N—|
°
PW
h

Aceite
Agua

Fig. 2.5.1 Presiones en tubos capilares (Amyx et al., (1960).

Considerando que las fuerzas originadas por la tension de adhesion de la fase mojante dentro del
tubo, deben ser equilibradas por el peso de la columna de agua que se elevo en el interior del
capilar, se llega a una expresiéon para la presion capilar (Amyx y asoc., 1960), efectuando un
balance de fuerzas sobre el menisco de la interfase agua-aceite dentro del capilar, se tienen las dos

expresiones siguientes

Po=pPan+ 0,00, (2.5.2)
P,=p.,+po,9(h,+h)—p,gh. (2.5.3)
Sustrayendo las ecuaciones anteriores
PO — PW = h(pw —po)g = PC N (254)
Empleando la ecuacion 2.1.2, previamente descrita
_ ran(o, —2,) (2.1.2)
o 2cos6
Se tiene para la presidn capilar, las siguientes expresiones
P, (2.5.5)
Oow = )
2cos @
b 20,,C080 (2.5.6)
T

La forma convencional de medir la tension interfacial y por lo tanto la presion capilar es bajo la
consideracion de que el fluido empleado moja la superficie del tubo capilar, que en este caso es
agua, sin embargo, en el caso que el fluido no sea mojante el efecto es inverso (ver Fig. 2.2.2).
Haciendo el mismo analisis al caso anterior, la medicion del angulo de contacto 6, excede 90° y el
coseno del angulo resulta en un valor negativo, el valor de h, resulta en un valor negativo, por lo

que la ecuacion 2.5.6 resulta en un valor negativo para el valor de presion capilar.
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Esta misma situacion, ocurre en el caso de una roca con mojabilidad al aceite, ocasionando que una
buena cantidad de aceite quede atrapado por fuerzas capilares en el sistema de matriz de un
yacimiento naturalmente fracturado, tal y como se muestra en la Fig. 2.5.2 Esta retencion de aceite
por efecto capilar en el sistema de matriz de un yacimiento naturalmente fracturado (YNF), es uno
de los fenomenos de mayor relevancia en los procesos de recuperacion mejorada, ya que en este

sistema, se aloja una gran cantidad de aceite residual.

Fig. 2.5.2 Aceite retenido en sistema de matriz de un yacimiento naturalmente fracturado, (Hirazaki
y Zhang, 2004).

En un YNF, la presion capilar tiene mayor relevancia, en comparacion con un yacimiento con
porosidad primaria; por ejemplo, en los YNF las fuerzas capilares constituyen una parte importante
de los mecanismos que regulan el flujo de los fluidos, ya que pueden favorecer algunos procesos
como la imbibicidn esponténea de la fase mojante (roca mojable por agua), o bien, puede limitarlos

si el proceso se realizara en el sentido de drene.

Un ejemplo de curva de presion capilar tanto para drene como para imbibicidén se muestra en la Fig.
2.5.3. En el proceso de drene, la fase no mojante desplaza la fase mojante. Adicionalmente, la
presién de la fase no mojante deberd exceder la presion capilar de entrada (Pd) para desplazar la
fase mojante y entrar al poro. Durante la imbibicion capilar, la fase mojante desplaza a la no
mojante. Las curvas de presion capilar son diferentes debido a la histéresis. La histéresis es
causada por el atrapamiento de la fase no mojante cuando es desplazada por la fase mojante
Stegemeier (1977).
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Fig. 2.5.3 Ejemplo de curva de presion capilar (Killins et al., 1953)

La forma de la curva de presién capilar cambia de forma dramatica para el proceso de imbibicion o
drene secundario, cuando una roca presenta mojabilidad al aceite comparada con el caso de
mojabilidad al agua. Debido a que la presion capilar es cominmente definida como la diferencia
entre la presion de la fase aceite y la presion de la fase acuosa, el valor de la presion capilar es
positiva bajo condiciones de mojabilidad al agua y negativa bajo condiciones de mojabilidad al
aceite, el efecto se debe a la afinidad de la roca por el fluido mojante y la repulsién del fluido no
mojante. En la Fig. 2.5.4 se muestra un ejemplo de curva de presion capilar para una muestra de

roca que fue tratada para obtener mojabilidad al aceite Killins et al., (1953).
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Fig. 2.5.4. Curva de presion capilar para un nicleo con mojabilidad al aceite Killins et al., (1953).

11.6 Procesos de desplazamiento en los sentidos de imbibicién y de drene.

Los conceptos de procesos de desplazamiento de imbibicion y de drene se refieren a las historias en
los cambios en saturacién que ocurren durante el desplazamiento del aceite mediante un fluido
inyectado, sean en el sentido de incremento o de decremento de la fase mojante, respectivamente,
en un medio, y se relacionan con los cambios en las correspondientes curvas de presion capilar,

como se muestra en la Fig. 2.6.1

Curvade drene
Pc
Presion df
ingreso

Curvade
imbibicion

0 —> 1.0

Saturacion de agua
congénita, Sw

Fig. 2.6.1 Curvas de presion capilar medidas durante procesos de drene e imbibicién,

respectivamente (Green y Willhite, (1998).

44



Una descripcion mas clara de los procesos de drene e imbibicién se haré con base en los procesos
de desplazamiento que se realizan en el laboratorio, (Rivera, 2008), en que se parte con un nicleo
fuertemente mojado por agua que se encuentra completamente saturado con agua congénita.
Posteriormente se inyecta en forma continua aceite (fase no mojante) a este ndcleo, para que
después de alcanzar una cierta presion de ingreso (Threshold pressure), desplaza poco a poco el
agua que lo satura (fase mojante), por lo que el proceso se denominard como proceso de drene,
donde ocurre una disminucion de la saturacion (desaturacion) de la fase mojante, y los cambios que
ocurren en la presion capilar seran los correspondientes a la curva de presion capilar de drene, de la
Fig. 2.6.1. El proceso de desplazamiento continuard, incrementandose la presion capilar y
disminuyendo la saturacion de la fase mojante, hasta que se alcance una saturacion critica (0
irreductible, S,;) de la fase mojante, mostrada como una asintota vertical a esta curva, en la que la
presion capilar tiende a infinito, y no ocurrirdn cambios adicionales en la saturacion de la fase
mojante por mucho que se incremente la presion, por lo que en un momento dado se suspende la
inyeccion, teniéndose en este instante un ndcleo que alcanzé una saturacion de agua irreductible,

Swi, Y Una saturacion maxima de aceite, S,;.

El proceso anteriormente descrito se continua, reiniciando ahora con un nicleo con saturaciones
iniciales Sy, S, de agua y aceite, respectivamente, inyectandole ahora agua (fase mojante)
desplazando de é€l, poco a poco, el aceite (fase no mojante), este proceso se denominara proceso de
imbibicion, ya que durante él ocurre un incremento de la saturacion (resaturacion) de la fase
mojante. Los cambios que ocurren en la presién capilar durante este proceso seran los
correspondientes a la curva de presion capilar de imbibicion, de la Fig. 2.6.1. El proceso de
desplazamiento del aceite con el agua seguird disminuyendo continuamente la presion capilar e
incrementando la saturacion de la fase mojante, hasta que se alcance una saturacién critica (o
residual S,r) de la fase no mojante; este valor de S, se ird alcanzando al acercarse a un valor cero de
la presion capilar; esta saturacion residual es un indicio de que ocurre un entrampamiento de la fase
no-mojante en grupos de poros, en los cuales la fase no-mojante pierde continuidad entre ellos. A la
diferencia entre las curvas de presion capilar de drene e imbibicion se le conoce como fendmeno de

histéresis en presion capilar, y tienen la caracteristica de ser repetibles.
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Durante la explotacion de los campos petroleros, la invasion del agua de un acuifero a un
yacimiento mojable por agua, desplazara el aceite mediante un proceso de imbibicién, mientras que
el desplazamiento de aceite por el avance de un casquete de gas corresponderia a un proceso de
drene.

Todos estos procesos son extremadamente importantes en la definicion de la efectividad con la que
un PRM es aplicado en un YNF determinado, donde los bloques de matriz, saturados con ciertos
fluidos, pudieran verse rodeados por otros fluidos contenidos en el sistema de fracturas, que no
necesariamente son iguales a los de la matriz. En estos casos el intercambio de fluidos entre matriz
y fractura dependera fundamentalmente de la presion capilar, cuya magnitud estara expresada por la
curva de presion capilar correspondiente al tipo de desplazamiento (drene o imbibicién),

dependiendo del tipo de mojabilidad de la roca.

En el caso de realizarse un proceso de drene, las fuerzas capilares se opondran al ingreso de la fase
no mojante a la matriz para desplazar de ella a la fase mojante, mientras que si el proceso ocurriera
en la direccion de la imbibicion, entonces las fuerzas capilares seran una ayuda al mecanismo de
desplazamiento de la fase no mojante del interior de la matriz hacia el sistema circundante de
fracturas. En un YNF, durante la etapa de produccion del aceite, las interrelaciones entre el tipo de
fluidos que sature la matriz, y los fluidos contenidos en el sistema de fracturas, determinara si dicha
produccion se realiza mediante un proceso de drene o uno de imbibicién; en la Tabla 2.6.1 se
muestra un resumen de los procesos de desplazamiento posibles, dependiendo de los tipos de

fluidos contenidos en los sistemas de matriz y fracturas, van Golf-Ratch, (1982).

Tabla 2.6.1 Condiciones para el drene e imbibicion en yacimientos carbonatados fracturados
(Reproducida de van Golf-Racht (1982))

MATRIZ FRACTURA TIPO DE DESPLAZAMIENTO
Aceite Agua Imbibicién
Aceite Gas Drene

Agua Aceite o gas Drene

Gas Agua o gas Imbibicion
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11.7 Curva compuesta de imbibicion capilar en un YNF mojado preferencialmente por agua.

En un YNF cuya roca presente mojabilidad prefencial hacia el agua, el proceso de imbibicion
actuara como fuerza impulsora para expulsar el aceite contenido en el sistema de matriz, cuando la
fase mojante (agua), esté presente saturando el sistema de fracturas circundante, y actuara conforme
a la interrelacion entre los fluidos que saturan los sistemas de matriz y fracturas, por lo que el
respectivo proceso de desplazamiento del aceite contenido en los bloques del yacimiento sera
controlado ya sea por fuerzas capilares o gravitacionales, segun la posicién que guarde el avance del
contacto agua—aceite, respecto de la altura de un blogue determinado; este avance pudiera deberse a
una inyeccion de agua de fondo, o a la invasion de un acuifero, como se ilustra en la Fig. 2.7.1,
donde se considera que los bloques de matriz del yacimiento estan saturados con aceite, y que se
pueden representar idealmente como paralelepipedos rectangulares, los cuales estan rodeados por
fracturas, con una apertura constante y uniforme, y paredes lisas, a través de las cuales avanza el

contacto agua-aceite, van Golf-Ratch (1982).

Aceite en fracturas

aceite aceite

Agua Agua

Fig. 2.7.1 Tipos de desplazamiento del aceite contenido dentro de un bloque de matriz mojado por
agua, que pueden ocurrir dependiendo de la posicién del contacto agua-aceite: (a) desplazamiento
controlado por fuerzas capilares: (b) desplazamiento controlado por fuerzas gravitacionales y
capilares. (van Golf-Ratch (1982))

En el caso de la Fig. 2.7.1 (a), como el contacto agua-aceite se ubica en la base del bloque, las
fuerzas capilares actuando sobre todo en los poros de menor tamafio, ocasionaran un
desplazamiento del aceite de la matriz hacia las fracturas debido a la imbibicion del agua, mientras
que en el caso de la Fig. 2.7.1 (b), donde el contacto agua-aceite ha subido una altura h respecto de
la base del bloque, esta diferencia en nivel ocasionard un desplazamiento causado por las fuerzas
gravitacionales, las cuales actuaran principalmente a través de los poros mas grandes de la matriz,

ademas del efecto capilar, que actuard como una fuerza menor de desplazamiento.
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Van Golf-Ratch (1982) sugiere combinar ambos efectos mediante la construccion de una Curva
compuesta de imbibicidn capilar, en la cual se incluya el efecto de ambas fuerzas actuando durante
el proceso de imbibicion, a medida que el agua avanza en forma vertical a través del sistema de
fracturas, hasta cubrir completamente el bloque que contiene el aceite remanente. A continuacion se

resume el procedimiento para su construccion.

Las fuerzas capilares estan relacionadas con la altura h, que alcanzaria el agua dentro de un capilar
cuyo radio sea equivalente al del tamafio medio de poro caracteristico del medio que compone la

matriz, reayg, Y puede ser estimada en forma aproximada mediante la siguiente relacion:

1
he=— e (2.7.0)
r-c,avg
Entonces, la magnitud de las fuerzas capilares, P, estara dada por la siguiente ecuacion:
P, =h.0Ap e (2.7.2)

Donde g es la aceleracion debida a la gravedad y Ap es la diferencia de densidades entre el agua y

el aceite. Como ya se menciond, las fuerzas gravitacionales que actian en el proceso de
desplazamiento del aceite de la matriz, son el resultado de la existencia de una diferencia en niveles
entre los contactos agua-aceite presentes en las fracturas y en la matriz, h (Fig. 2.7.1 (b)), por lo que

en el caso cuando el contacto agua-aceite estd a un nivel mas alto que el correspondiente al de la

matriz, las fuerzas gravitacionales P presentes estaran dadas por la siguiente expresion:

Ps =hgAp e (27.3)

Dado que la magnitud de las fuerzas capilares aumenta a medida que el radio de los poros
disminuye, entonces se espera que estas fueran dominantes en bloques pequefios de matriz con
tamafios de poro pequefios, mientras que la magnitud de las fuerzas gravitacionales aumentara a
medida que la altura de los blogues se incremente, por lo que se esperaria que estas dominaran el
proceso de desplazamiento cuando existen bloques altos, con matriz de tamafio de poro grande.
Entonces, se requerird conocer la distribucion de la frecuencia con la que cierto tamafio de poro se
presenta en una matriz tipica del YNF en cuestion, la cual podria obtenerse a partir del analisis

petrografico de las muestras de roca del YNF disponibles, lo cual permitira correlacionar dicha

distribucion con las magnitudes de Py P, obtenidas a partir de las ecs. (2.7.1) y (2.7.3) anteriores,

obteniendo una correlacién como la que se muestra en la Fig. (2.7.2) Van Golf-Ratch (1982):
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Fig. 2.7.2 Influencia de la distribucion del tamafio de poro en las curvas de Pcvs. Sy y P vs. Sy,

(Van Golf-Ratch, 1982).

Dado que la curva de P vs. S,, muestra claramente el papel que las fuerzas capilares ejercen en el
desplazamiento del aceite de la matriz para diferentes valores de S,,, cuando se tienen tamafios de

poro de pequefios a muy pequefios; en forma similar en la Fig. 2.7.2 se ilustra la preponderancia de

las fuerzas gravitacionales, mediante una curva de P, vs. S, cuando los tamafios de poro varian

desde intermedios a grandes, la cual se considera similar a la curva que relaciona P, con. S, , por lo

que se considera permisible escribir P, =- P, ya que durante el proceso de imbibicion ambas

fuerzas desplazaran el aceite en la misma direccion, van Golf-Ratch (1982).

En la Fig. 2.7.2 se muestra que los poros pequefios y muy pequefios del sistema de matriz estan
asociados con fuerzas capilares de varias magnitudes, mientras que a medida que el tamafio de poro
se incrementa, pasando de pequefio a intermedio, la magnitud de las presiones capilares disminuye
progresivamente, hasta alcanzar el valor de cero. También existen que muchos poros de tamafios de
intermedio a grandes, ubicados en el rango de S, para el que P, = 0, hasta 100%, pudieran no
mostrar efecto de las fuerzas capilares, por lo que el desplazamiento del aceite de la matriz estaria

relacionado al efecto de las fuerzas gravitacionales.
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En la discusion anterior se esta suponiendo implicitamente que el tamafio de poro dentro de los
bloques de matriz varia en una forma uniforme y continua; sin embargo, en la naturaleza no ocurre
asi, tedricamente las fuerzas gravitacionales pudieran predominar para los poros de tamafios
intermedios a grandes, su eficacia para el desplazamiento del aceite contenido en ellos podria
disminuir, debido a la presencia de intercalaciones de poros pequefios y grandes en areas vecinas
(heterogeneidad de la roca), se observaria en la roca como partes de la misma donde existe un
contraste grande en los tamafios de poros, en las que se produciria un blogueo al flujo del aceite y la

relacion dada por la curva de P; vs. S,, dependera tanto de la distribucion del tamafio de poro,

como de las interconexiones entre ellos.

La curva compuesta de imbibicion, para bloques de matriz preferentemente mojable por agua,

puede entonces mostrarse tanto en funcion de la presion, o de las alturas h;o h; , como se ilustra en

la Fig. 2.7.3 (a) y (b), respectivamente.

Fuerzas Fuerzas
capilares capilares
Pc hc
0 100% 0 100%
Saturacion, Sw Saturacion, Sw
Fuerzas Fuerzas
-Pc=Pg - =-
gravitacionales hG =-hc gravitacionales

Fig. 2.7.3 Curvas de imbibicién compuesta para bloques con matriz preferentemente mojable por

agua. (a) en funcion de las presiones; (b) en funcién de las alturas h;o h; (van Golf-Ratch,1982).

Puede observarse que si se conociera la altura del blogue para tiempos largos, una vez que dicho

blogue hubiera sido cubierto completamente por el agua, seria factible utilizando la Fig. 2.7.3 (b),

determinar valores de AS,; y AS,,. que corresponderian a la recuperacion total de aceite obtenible

de ese tamafio particular de bloque, como ya se dijo, luego de que ha transcurrido un tiempo grande,
van Golf-Ratch (1982).

50



11.8 Relacién entre las fuerzas viscosas y las capilares. NUmero Capilar.

Los mecanismos de los cuales depende el atrapamiento del aceite en el sistema roca-fluido son: 1)
La estructura del medio poroso, 2) Interacciones roca fluido dependientes de la mojabilidad, y 3)
Interacciones fluido-fluido, que se traducen en tension interfacial. El atrapamiento y por lo tanto la
movilizacion del aceite estan relacionados a estos factores en una forma compleja y algunos
modelos como el Numero Capilar describen las fuerzas involucradas en estos procesos. El
atrapamiento en los procesos de explotacion, como el desplazamiento de aceite por agua en el caso
del avance del acuifero o bien desplazamiento de aceite por gas en el avance del casquete, son el
ejemplo de este fenémeno, que cominmente se asocia al aceite remanente en las zonas barridas por

el agua o gas.

De esta misma forma se han generado datos experimentales relacionados a atrapamiento, mediante
desplazamientos en nlcleos a gastos y presiones controladas, donde la fase no mojante (aceite) es
desplazado por la fase mojante (agua). Como resultado del desplazamiento, parte del aceite se
queda atrapado como aceite inmovil al igual que parte de la fase desplazante. Estos mecanismos de
atrapamiento, se han analizado por medio de correlaciones que emplean variables adimensionales y
que relacionan las fuerzas viscosas y capilares. La ecuacion 2.8.1 incorpora estas fuerzas, la cual

tiene fundamento en el modelo de doble poro descrita por Green y Willhite, 1998.

Viw

Oy COSO (2.8.1)

Fy
Fe

Donde F, y F. son las fuerzas viscosas y capilares, respectivamente, y v es la velocidad intersticial,

los subindices w, denotan la fase desplazante y o,, es la tension interfacial entre las fases

desplazada y desplazante. El grupo adimensional es Ilamado nimero capilar, el cual se expresa por
medio de la ecuacion 2.8.2

—YEw 2.8.2

N,, = (2.8.2)

Oow

Mediante el ajuste de datos experimentales observados en el laboratorio, se han generado diferentes
correlaciones, donde se han incorporado diferentes pardmetros adicionales como la relacion

agua/aceite y la mojabilidad de la roca.
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En términos generales, tanto las correlaciones como los datos muestran, que si el valor del nimero
capilar pudiera ser incrementado por encima de un valor de 10e”® en una prueba de desplazamiento

en un ndcleo, la magnitud de la saturacion residual de aceite disminuira de forma importante.

La disminucion de la S, es una funcion del nimero capilar y a valores del orden de 10
practicamente todo el aceite es recuperado. La correlacion de la ecuacion 2.8.2 muestra que el
incremento en el nimero capilar representa una disminucion en la saturacion de aceite residual, y
que dicho numero se puede incrementar mediante cambios en las siguientes variables: 1)
Incrementar el gasto de flujo del desplazamiento, 2) Incrementar la viscosidad del fluido
desplazante o 3) Reducir la tension interfacial entre los fluidos desplazados y desplazante. Estos
cambios en estas variables se han realizado de forma experimental dando lugar a valores como los

que se muestran en la Fig. 2.8.1
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Fig. 2.8.1 Correlacién del Numero capilar (Nca) y su relacion con la saturacion de aceite en

desplazamientos en nacleos (Green y Willhite, 1998).

El ajuste de los datos de laboratorio a las correlaciones de nimero capilar permite hacer notar que a
nimeros capilares menores de 10e®, el aceite residual es relativamente constante y no es una

funcion de la magnitud de Nca.
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Un ejemplo de este rango de valores de numero capilar, es la inyeccion de agua, la cual tipicamente
opera a condiciones donde Nca<10e™, y valores del orden de 10e® son muy comunes. Esto
implica, que en el caso de rocas con fuerte mojabilidad al agua (Cos @ =1) las recuperaciones por

inyeccion de agua, podrian ser independientes del gasto de inyeccion.

La correlacién también muestra que si el nimero capilar, se pudiera incrementar a mas de 10e” en
un desplazamiento, la saturacion residual podria disminuir de forma importante, y como se ha visto
la disminucién de la S,, es una ligera funcién del nimero capilar y a valores de 10e™ préacticamente
es recuperado todo el aceite. En el caso de los yacimientos naturalmente fracturados, en el sistema
de matriz, que es donde se encuentra gran parte del aceite residual debido al avance del acuifero y
del casquete de gas, las fuerzas viscosas debidas a los gradientes de presién en el yacimiento son
mucho mas bajas que las fuerza capilares, esto debido a la presencia de fracturas, por lo que la
movilizacion del aceite en este sistema, debera desarrollarse mediante el incremento del nimero
capilar, mediante la reduccién de la tension interfacial o bien por el cambio de la mojabilidad hacia

un sistema mas mojable al agua o una combinacion de ellas.
11.9 Relacidn entre las fuerzas capilares y gravitacionales. Reciproco del NUmero de Bond.

En el caso de YNF con mojabilidad al aceite, las fuerzas capilares se oponen a la entrada del agua
que satura el sistema de fracturas hacia la matriz, por lo que solo podria ser posible desplazar una
parte pequefia del aceite ubicado en la matriz, si la fuerza de empuje, en este caso la debida a las
fuerzas gravitacionales sobrepasara la resistencia ofrecida por la presion de ingreso al medio
poroso (threshold pressure).

Desde los afios “70s se estudio mediante experimentos de laboratorio de procesos de imbibicion en
nacleos mojables al agua (Du Prey, 1978), el papel que juegan los dos principales mecanismos de
desplazamiento del aceite mediante el agua (capilaridad y fuerzas gravitacionales), en el proceso de
recuperacién de aceite de los bloques de matriz de un YNF. Este autor establecio, mediante el uso
de la Teoria del Analisis Dimensional, tres grupos adimensionales (grupos 7 ), que agrupaban los
parametros de flujo bidimensional en un proceso de imbibicién natural que se realizaria en un
blogue de matriz; estos parametros fueron: un factor de forma (relacionado con los cocientes de las
dimensiones caracteristicas y sus permeabilidades), una relacion de movilidades agua/aceite, y el
mas relevante, el cociente de las fuerzas capilares a las fuerzas gravitacionales, el cual seria mas

tarde utilizado y desarrollado en forma méas amplia por varios autores en estudios mas completos.
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Posteriormente, el cociente de las fuerzas capilares a las fuerzas viscosas fue presentado como
“Reciproco del Numero de Bond” (Schechter et al., 1994), el cual indica la influencia relativa de
las fuerzas capilares respecto de las fuerzas gravitatorias en un proceso de imbibicion. EIl Reciproco
del NUmero de Bond en nucleos mojados por agua se define como:

)

,_ NE (2.9.1)
NB =Cm ....................................... .

Donde C es una constante adimensional la cual se demostrado que es igual a 0.4 para modelos de

tubo capilar, Ap es la diferencia de densidades entre el agua y el aceite (kg/m?), H es la altura del
ndcleo (m), ¢ es la porosidad del nucleo, k es la permeabilidad (m?), o es la tension interfacial

(Nm™) y g es la constante de la gravedad (m%seg’). Las unidades mostradas entre paréntesis

corresponden al Sistema SI.

En experimentos realizados en medios porosos mojados por agua, los rangos del Reciproco del
Numero de Bond medidos en experimentos de imbibicion natural de la fase mojante permiten
definir los mecanismos dominantes que actlan en dicho proceso (Standnes y Austad; 2003), asi se

tendra:

e SiNg™>5, el proceso de imbibicion es dominado por las fuerzas capilares.
e Si5>Ngt> 0.2 el proceso de imbibicion presenta contribuciones tanto de las fuerzas
capilares como de las gravitacionales.

e SiNg'<0.2, el proceso de imbibicion es dominado por las fuerzas gravitacionales.

Resulta conveniente aclarar que cuando la fase que se imbibira es la no mojante (caso de imbibicién
de agua con surfactante en una roca mojada por aceite), la Ec. 2.9.1 no puede aplicarse directamente
a este tipo de sistemas; sin embargo, puede emplearse en forma cualitativa para sugerir que un

cambio de mojabilidad de la roca hacia el agua ha ocurrido debido a la presencia de los surfactantes.

Es conveniente mencionar que seria posible generalizar la expresién del Reciproco del Nimero de
Bond, mediante la adicion de una funcién que incluya el efecto de la mojabilidad, como podria ser

el angulo de contacto, f (). La expresion generalizada del Reciproco del Nimero de Bond seria

(Babadagli, 2005):
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of®) 2

Nz' =
B ¢ ApgH

11.10 Evaluacion de la imbibicion espontanea.

Como ya se menciond, cuando el sistema de fracturas esta saturado con la fase mojante de la matriz,
la imbibicion esta relacionada con el efecto capilar positivo de los sistemas mojados por agua, sin
embargo, en sistemas mojados por aceite, la fase que se encuentra en contacto con la superficie de
la roca es el aceite, por lo que el efecto de cambio de mojabilidad de ésta hacia una condicion mas
favorable (neutra o al agua), asi como una suficiente disminucion de la tension interfacial agua-
aceite permitirian disminuir la magnitud de las fuerzas retentivas del aceite, haciendo que una parte
del aceite retenido fuera liberado como una fase movil, lo que permitiria a esta fase movil ser
desplazada hacia el sistema de fracturas, de donde pasaria hacia el interior del pozo productor. Este
efecto positivo, tanto de modificacion de mojabilidad como de la disminucion de la tension
interfacial agua-aceite se puede lograr mediante la adicion de ciertos sistemas surfactantes, algunos
de los cuales se encargarian de trabajar sobre el cambio en la mojabilidad mientras que otros lo
harian en la disminucion de la tension interfacial. Actualmente se han obtenido en laboratorio
sistemas surfactantes que cumplen con estas funciones cuando se encuentran sometidos a
condiciones de alta temperatura y alta salinidad, semejantes a las que existen en el YNF motivo de

este estudio, cuya aplicacion y descripcion constituyen uno de los objetivos de este trabajo.

Una de las formas tradicionales de evaluar, la imbibicion estatica en el laboratorio es mediante una
prueba en una celda de imbibicion como la mostrada en la parte izquierda de la Fig. 2.10.1, donde
un nicleo saturado con aceite y agua congénita, previamente afiejado durante varias semanas a
temperatura de yacimiento tratando de restituir sus condiciones de mojabilidad original, se sumerge
en una salmuera sintética con salinidad similar a la del yacimiento. Con esta prueba se cuantifica la
cantidad de aceite recuperado vs tiempo mediante la imbibicion natural por efecto de las fuerzas
capilares. En la parte derecha de la Fig. 2.10.1, se muestra una curva tipica de la recuperacion de

aceite obtenida durante una prueba de imbibicién natural.
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Fig. 2.10.1Experimento de imbibicidn espontanea a condiciones ambiente (Scheidegger, 1960)

Una vez que se ha restituido adecuadamente la mojabilidad original al ndcleo, uno de los
parametros que afecta de forma importante los resultados de la imbibicion espontanea es la
temperatura a la que se realiza el experimento, por lo que siempre es necesario llevarlos a la
condicion de temperatura que prevalezca en el yacimiento. Este efecto ha sido evaluado por
diversos autores, donde se ha reportado que en el caso de carbonatos, la roca tiende a generar mayor
mojabilidad al agua, conforme se incrementa la temperatura. Los cambios de temperatura tienen
una gran influencia en el ritmo de imbibicion, debido a la alteracion que se genera en la tension

interfacial, asi como en la disminucién de la viscosidad de los fluidos, Standnes et al., 2000

Por otro lado, la velocidad de imbibicion de la fase mojante en un medio poroso es funcion de
varios parametros, tales como la permeabilidad y porosidad del medio, las viscosidades de los
fluidos, la tension interfacial agua-aceite y la mojabilidad del medio (Mattax y Kyte, 1962; Iffly et
al., 1972; Hamon y Vidal, 1986; Babadagli y Ershaghi, 1992; Al-Lawati y Saleh, 1996; Ma et al.,
1997; Cil et al., 1998; Chimienti et al., 1999, entre otros).

Los autores mencionados desarrollaron correlaciones para predecir la recuperacion de aceite en
procesos de imbibicion a contracorriente basado en los resultados obtenidos de este tipo de procesos
en el laboratorio, utilizando diferentes muestras, a continuacién se resumen las principales

expresiones de los tiempos de imbibicion publicadas en las referencias antes citadas.

Mattax y Kyte, (1962), establecieron que la recuperacion de aceite para sistemas de diferente
tamafio, forma y propiedades de fluidos obedecia a una funcion Unica adimensional. Ma et al.
(1997), modificaron la expresién derivada por Mattax y Kyte (1962) para incluir el efecto de la

viscosidad de la fase no-mojante.
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Los resultados de sus experimentos mostraron que el tiempo de imbibicion era inversamente
proporcional a la media geométrica de las viscosidades del agua y aceite. Ellos propusieron la

ecuacion siguiente:

tp = t |~ ——
b O Jiwlo L2 e, (2.10.1)

Donde t es el tiempo, K es la permeabilidad, @ es la porosidad, o es la tension interfacial, py Y Ho
son las viscosidades del agua y aceite respectivamente, Lc es la longitud caracteristica que es
determinada por el tamafio, forma y condiciones de frontera de la muestra, la cual también fue
definida por Zhang et al. (1996).

A

ma
lma

1
F. = - Zs
ma " lma ] (2.10.2)

1
Le= \/;C ....................................... (2.10.3)

Donde Vp, €s el volumen bruto de matriz (muestra de nucleo). Ay, es el area abierta en la direccion
de flujo, I S la distancia desde la superficie abierta al flujo a la frontera de no flujo y la sumatoria

es sobre todas las superficies abiertas del bloque.

Ma et al. (1997), mostraron que la recuperacion como una funcion del tiempo para una variedad de
experimentos en diferente muestras de roca con mojabilidad al agua puede ajustarse mediante una
curva universal que es funcion del tiempo adimensional, tq, ecuacion 2.10.1.

De forma general, los resultados experimentales presentados por diferentes autores muestran un
comportamiento muy similar en cuanto a la velocidad de imbibicion si se compara con la ecuacion

empirica propuesta por Aronofsky et al. (1958).

R=Ro(1—e™P) (2.10.4)

Donde R es la recuperacion, R, es la recuperacion maxima y a es una constante que se ajusta a la

mayoria de los datos, cuyo valor es 0.05.
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La ecuacion 2.10.1 fue propuesta para un medio fuertemente mojado al agua y por lo tanto ignora el
efecto de la mojabilidad. Gupta y Civa (1994), Cil et al. (1998), extendieron la definicion del
tiempo adimensional, Ec. 2.10.1, mediante la inclusion del término cos 6, donde 8 es el angulo de
contacto entre el sistema agua-aceite, que representa la mojabilidad del nicleo, donde se incluye
como caso particular el de mojabilidad al agua, para el termino cos 8 =1. Omitiendo el impacto de
la mojabilidad en la ecuacion 2.10.1, significa que el coeficiente a en la ecuacion 2.10.4, puede ser
una funcion de la distribucion del angulo de contacto. Adicionalmente, otros autores han
presentado extensiones de la ecuacion 2.10.4, que toman en cuenta la transferencia matriz fractura,
Terez y Firoozabadi, 1999.

Zhou et al. (2002), correlacionaron los resultados de experimentos contracorriente realizados en
muestras de afloramientos de diatomita con mojabilidad al agua con valores altos de porosidad y

baja permeabilidad para un rango amplio de relaciones de movilidad, mediante la siguiente relacion:
tr =t Ko s a1 —r
D — ) L% rw tro \/W+‘/%

Donde A5, =k, /u es definida como una relacién de movilidades caracteristica. Donde el célculo de
Ay Y M* fueron obtenidos de puntos extremos de permeabilidad relativa, la Fig. 2.10.2 muestra
datos experimentales de imbibicion obtenidos de literatura. De igual forma se muestran los
resultados obtenidos por Ma et al. (1997), cuyo comportamiento se alinea en una sola curva. Por
otra parte, los resultados de autores como Bourbiax y Kalaidjian (1990), muestran un
comportamiento mas disperso, en particular para aquellos datos donde el calculo de la velocidad de

imbibicion es mucho mas lenta que la obtenida por la ecuacion 2.10.4.
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Fig. 2.10.2 Produccion normalizada de aceite como funcion del tiempo adimensional
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I1.11 Adsorcion de una especie quimica en la superficie de la roca.

Para cualquier proceso de recuperacion mejorada que involucra el uso de productos quimicos como
los surfactantes, la “pérdida” de estos, (principalmente adsorciéon de sus moléculas sobre la
superficie de la roca) es crucial desde el punto de vista econémico. Los surfactantes pueden ser
retenidos en el yacimiento de diferentes formas, dentro de las mas importantes se encuentran la
adsorcion en la interfase solido liquido, precipitacion, intercambio idnico, atrapamiento de fase,

adsorcion en la interfase agua-aceite Lake (1988), Green y Wilhite (1988).

La adsorcion de una especie quimica en la superficie de la roca es un fenomeno fisico-quimico en
el cual un atomo o una molécula (o varios de ellos) de la sustancia se adhiere a la superficie de un
solido o en la interfase entre dos fluidos; el grado de adsorcion dependera, entre otros factores, de

los minerales que compongan la roca, y de la afinidad que la especie quimica tenga por ellos.

La adsorcion puede ser de dos tipos; fisica, cuando los enlaces entre la molécula adsorbida y la
superficie solida son débiles (fuerzas de Van der Waals y dipolares), o puede ser quimica cuando
los enlaces de adsorcion son idnicos o covalentes Simon Lopez et al (2009). Cuando una especie
quimica que forma parte de una mezcla acuosa se adsorbe o es retenida por la roca debido a un
proceso de equilibrio en el sistema, posteriormente dicha especie quimica se desadsorbera, cuando
sea puesta en contacto con agua carente de ella, o que tenga una baja concentracion de dicha
especie. La adsorcion es un fendémeno esencialmente bidimensional, en oposicion con la absorcion

que es tridimensional.

Se llama isoterma de adsorcidon a la relacion matematica entre la cantidad en equilibrio de una
especie quimica adsorbida y la composicion que existe en el seno de mezcla que estd fluyendo,
medidas a temperatura constante. La isoterma mas simple fue propuesta por Langmuir, por lo que se
le conoce como “isoterma de Langmuir”. La ecuacion de la isoterma de Langmuir supone que la
adsorcion ocurre en forma instantanea en forma de una monocapa, y con una entalpia de adsorcion
constante.

La cantidad adsorbida por unidad de masa de adsorbente es proporcional a la cantidad de equilibrio
del soluto a bajas concentraciones, y usualmente a altas concentraciones exhibe una adsorcion

limite (plateau).
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Como un ejemplo de este tipo de isotermas de adsorcion, a continuacion se reproduce en la Fig.
2.11.1 la isoterma de adsorcion en la roca de un polimero (considerado como la especie quimica),
medida en una prueba de desplazamiento de aceite con una solucion acuosa polimérica a través de

un nucleo (Patton y asoc., 1971).

L

Csmax

cio

d

riccesp

518

orbida, Cs
%

dsc

d

cion

d

Concentr

Co
Concentracion de polimero, C(gr/cc)

Fig. 2.11.1 Isoterma de adsorcion tipica de un polimero (Patton et al, 1971).

Enla Fig. 2.11.1:

C = concentracion del polimero, (masa/volumen)

Cs = concentracion del polimero, (masa/volumen de espacio poroso)

Co = concentracion de inyeccion del polimero en la solucion acuosa, (masa/volumen
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CAPITULO III.
SIMULACION DE EXPERIMENTOS DE LABORATORIO CON SURFACTANTES.

I11.1 Descripcion de una prueba de imbibicion con surfactantes.

I11.2 Simulacién de una prueba de imbibicidn esponténea utilizando una solucion de surfactantes.

I11.3 Descripcion del experimento de desplazamiento de agua con surfactantes en ntcleos.

I11.4 Simulacién del experimento de desplazamiento de agua con surfactantes en ntcleos.
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CAPITULO III.

SIMULACION DE EXPERIMENTOS DE LABORATORIO CON SURFACTANTES
111.1 Descripcion de una prueba de imbibicién de surfactantes.

Durante el afio 2008, se realizaron experimentos de imbibicion espontanea en el laboratorio, en
muestras de nucleo del YNF costa-afuera con la finalidad de cuantificar la produccion de aceite
adicional al remplazar agua congénita por agua con surfactante al 0.1% en peso. La

experimentacion basicamente consistio en dos etapas, (Lopez S. et al, 2009)

1. Cuantificar la produccion de aceite en la muestra de nlcleo mediante imbibicion natural

sumergida en agua congenita a una temperatura seleccionada.

2. Cuantificar la produccién adicional de aceite por imbibicidn natural al cambiar el agua congénita

en que se encontraba sumergido el nucleo por una solucién de agua con surfactante al 0.1% en peso.

En lo que se refiere a la primera parte del experimento, el nucleo se limpié mediante un
procedimiento exhaustivo de limpieza durante el cual se elimind la mayor cantidad de aceite
residual que estuviera en contacto con los granos de la roca o con las superficies de las fracturas
presentes en la misma. Posteriormente se realizaron mediciones de petrofisica basica de la muestra

de roca lavada, obteniéndose los pardmetros que se muestran en la tabla siguiente:

Tabla 3.1.1, Valores de petrofisica béasica, en el nicleo N4-4F4, (Lopez S. et al, 2009).

s Longitud Didmetro | Porosidad Vol. poroso Permeabilidad
Ucleo

(cm) (cm) (%) (cm?) (md).
N-4CF4 6.0 3.78 13.87 9.83 50.82

Después de las mediciones de petrofisica basica, se saturd el nlcleo con agua congénita y se dejé
afiejar por un tiempo de tres semanas; a continuacion se desplaz6 el agua con aceite del yacimiento
hasta alcanzar la saturacion de agua congénita (S.c), que para este caso resultdé de 40%,

posteriormente se llevd a cabo el afiejamiento del nicleo por tres semanas.
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Cabe mencionar que no existio gas libre en el experimento. Una vez afiejado el nicleo, se introdujo
en una celda de imbibicién procurando mantener la temperatura ambiente a un valor estable, cuyo
arreglo se muestra en la Fig. 3.1.1

Fig. 3.1.1 Montaje del experimento de imbibicién espontanea, (L6pez S. et al, 2009)

Con el equipo de laboratorio montado, se midié la produccion de aceite del nlcleo por imbibicion
de agua congénita a condiciones de temperatura, T=75°C y presion, P=14.7 psi, una vez alcanzada
la recuperacion maxima, se cambidé el agua congénita por agua con surfactante. La Fig. 3.1.2

muestra las dos etapas de la experimentacion y los tiempos de cada una de estas.

| SEMANA [1]2]3]afls][e6]7]8]o]wo]nnf[12[13]14a]15]16]17]18]
SATURACION DEL NUCLEO CON
AGUA CONGENITA I
ANEJAMIENTO DEL NUCLEO EN .
ACEITE DEL YACIMIENTO
IMBIBICION EN AGUA DE |
FORMACION

IMBIBICION EN AGUA CON
SURFACTANTE

Fig. 3.1.2 Etapas de la experimentacion por imbibicion esponténea. (Lopez S. et al, 2009)

ETAPA 1
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1.2 Simulacion de una prueba de imbibicion espontanea utilizando una solucion de

surfactantes.

Dentro de la aplicacion Builder®, preprocesador del simulador STARS® de CMG (Computer
Modelling Group), el experimento se representd mediante dos sectores, uno para la celda de
imbibicién espontanea con agua de formacion y otro para el nicleo saturado con aceite para el valor
de saturacion de agua inicial determinado en el laboratorio, en la Fig. 3.2.1 se muestra una imagen

del experimento y su representacion equivalente en la malla de simulacion.

PRUEBA DE IMBIBICION ESPONTANEA C-1035
Qil Saturation 2009-01-01

[File: c-1035_imbib.
lUser ascar
Date: 3502010

2 oot

Fig. 3.2.1, representacion de la prueba de laboratorio de imbibicion espontanea en un modelo de

simulacion.

El modelo se construyé con una malla de simulacion de 5x5x10, donde las dos celdas que se
encuentran en el centro, representan el ndcleo con sus dimensiones reales, que son 6 cm de alto y
3.78 cm de lado, las cuales a su vez fueron refinadas para poder tener una mejor resolucion del
fenémeno. En lo que se refiere a las dimensiones de la celda de imbibicion dentro del modelo de
simulacién, se representd con las siguientes dimensiones, 30 cm de altura y 20 cm de cada lado.

Una seccidn de este modelo se muestra en la Fig. 3.2.2.
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Fig. 3.2.2, Seccion transversal de la malla de simulacion con dimensiones del nucleo.

Las condiciones iniciales en el modelo de simulacion representan el inicio de la etapa 1, donde el

nlcleo saturado con aceite (S,=0.565) y agua congénita (S,;=0.435) se encuentra rodeado por agua

de formacién, cabe hacer mencion que dichos valores de saturacion de aceite y agua congénita, son

los mismos que fueron obtenidos durante la etapa de preparacion de la muestra en el laboratorio.

En la Fig. 3.2.3, se muestran los valores de saturacion inicial del ndcleo.
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Fig. 3.2.3, Seccion transversal de la malla de simulacion, representando las condiciones iniciales de

saturacion de fluidos.
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v Propiedades de la malla de simulacion.
Las propiedades que se incorporaron al simulador STARS® de CMG, fueron las mismas que se
midieron en el laboratorio como parte de la determinacion de la petrofisica basica. En la tabla 3.2.1

se muestra un resumen de dichas caracteristicas:

Tabla 3.2.1, propiedades petrofisicas de la muestra empleada.

Petrofisica del nicleo
Longitud, cm 6.00
Diametro, cm 3.78
Permeabilidad, md 50
Porosidad, porciento 13.87
Saturacion de agua inicial, fraccion 0.4349
Saturacion de aceite inicial, fraccion 0.5651

v" Modelo de fluidos y propiedades.

Para este experimento, dentro de STARS, se empled un modelo de tres componentes: agua, aceite y
surfactante, para el caso del agua, se emplearon las propiedades de peso molecular (MW) y Presion
y Temperatura critica (P. y T¢) que tiene STARS por default (Manual de referencia de CMG, 2012)
MW=18.01 gr/gr-mol, P,=3198 psi y T,=374.15°C, en lo que se refiere al aceite, dado que se trata
de aceite muerto o sin gas y las condiciones de presién y temperatura a las que se llevé a cabo el
experimento (P=14.7 psi y T=75°C) no permiten que este se transforme en vapor, se consideré P, y
T. igual a cero. En lo que se refiere al peso molecular, se emple6 el valor de densidad del aceite

(0.911 gr/cm3) medido en el laboratorio a T=75°C, equivalente a 0.25 Kg/gmole

En las tablas 3.2.2 y 3.2.3 se muestran las propiedades de los fluidos empleadas asi como las

condiciones de presion y temperatura del modelo de simulacion.
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Tabla 3.2.2, propiedades de los fluidos empleados

Propiedades de los fluidos @de P ambiente y T=75°C

Densidad del aceite, gr/cm® 0.911

Densidad del surfactante, gr/cm® 1.1 (Stepantan, product bulletin)
Densidad, agua congénita, gr/cm® 1.043 (Lopez S. et al, 2009)
PM surfactante, Ib/lbmol 273 (Stepantan, product bulletin)
Viscosidad del surfactante, cp 100 (Stepantan, product bulletin)
Viscosidad del aceite, cp 29.6 (Lopez S. et al, 2009)
Viscosidad del agua, cp 0.463 (Lopez S. et al, 2009)

Tabla 3.2.3, Condiciones del experimento.

Condiciones de P y T del experimento

Presién, psi 14.7

Temperatura, °C 75

111.2.1 Ajuste de la prueba de imbibicion espontanea, en presencia de agua congénita.

La prueba de imbibicion consistio en dejar el nicleo inmerso en agua congénita sintética por un
periodo de 27 dias a una temperatura de 75 °C, durante este periodo se realizaron mediciones de la
cantidad de aceite liberado como resultado del proceso, en la Fig. 3.2.4 se muestran los 12 puntos
medidos.

Sin produccion de aceite 1896 ho;as

06

Produccion de aceite [mL]

02

4

0.0

0 200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1800 2000

Tiempo [horas]

Fig. 3.2.4, Produccién acumulativa de aceite a T=75° C y P=14.7 psi (L6pez S. et al, 2009)
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El proceso de ajuste de una prueba de imbibicion mediante modelos de simulacion se logra
mediante la sensibilidad a las curvas de permeabilidad relativa, con la que se determina la cantidad
de aceite producido y la velocidad con que este se produce. Cabe hacer mencion que la mojabilidad
es uno de los parametros que domina el proceso y de forma implicita esta es considerada en las
caracteristicas de la curva ajustada. En este sentido, como una primera aproximacion para iniciar el
proceso de ajuste, se construyeron curvas sintéticas de permeabilidades relativas, cuyas
caracteristicas de puntos extremos (end-points) y exponentes se basaron en las reglas empiricas
propuestas por los autores Archer (1971), Thomas (1971) y Craig (1971), cuyos rangos fueron
expuestos en el capitulo Il, Tablas 2.31 y 2.3.2. Sin embargo, es conveniente hacer mencion que
estas curvas solo seran empleadas como una primera estimacion a pesar de las limitaciones que
estas reglas presentan, ya que el rango de angulos de contacto para las mojabilidades marcadas
como “al agua “ y “al aceite” comprenden rangos muy amplios de dicho angulo, pues pueden ir
desde 0° (fuertemente mojable por agua), hasta valores cercanos a 80-90 °); mientras que en el otro
caso pudieran variar entre mayores a 90° hasta 180° (fuertemente mojable por aceite), lo que hace a
esta forma de clasificar muy imprecisa. Incluso, las curvas base para la clasificacion dada por Craig

incluyen curvas de ks justamente para estos dos extremos (0° y 180°).

I111.2.1.1 Seleccion de curvas de permeabilidades relativas (k) para diferentes tipos de

mojabilidad.

En la Fig. 3.2.5 se muestran las curvas de permeabilidad relativa propuestas para los tres tipos de
mojabilidades, cuyos valores de exponentes (N, y Ny) ¥ puntos extremos (Ky, Y k), S€ obtuvieron
en base a los rangos descritos por los autores previamente mencionados. Para el caso de la
saturacién de agua inicial, se emple6 el valor determinado en el laboratorio (S,;=0.434), aunque es
importante mencionar que este parametro pudiera considerarse elevado, lo cual se puede atribuir a
la presencia de fracturas en la estructura del nicleo y que a su vez ocasiona un mayor
almacenamiento de agua, (Lépez S. et al, 2009). ElI empleo de este valor de saturacion de agua
inicial genera cruces (knw=Kkro) €n un rango de valores de 0.5 a 0.62, lo cual se puede observar en la
Fig. 3.2.5

Cabe hacer mencion que para este nucleo no se realizaron mediciones de mojabilidad en el
laboratorio, por lo que hasta este punto se desconoce el tipo que pudiera prevalecer en la muestra de
roca'y como parte de este ejercicio, resulta por demas necesario probar los tres grupos de curvas de

permeabilidades relativas correspondientes a los tres diferentes tipos de mojabilidad.
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Permeabilidades relativas, C-1035N4F4
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Fig. 3.2.5, Juegos de curvas ks, empleadas para el inicio del proceso de ajuste de la prueba de

imbibicién espontanea.

Para este primer escenario, no se considerd ningin valor de presion capilar (Pc), con la finalidad de

poder distinguir solo el efecto de las curvas de permeabilidad relativa propuestas.

Los resultados de este primer ejercicio de ajuste a los datos medidos, basado en los tres tipos de
curvas de permeabilidad relativa, tipicas de cada mojabilidad se muestran en la Fig. 3.2.6, donde se
observa que la mayor produccion de aceite, esti asociada a un sistema mojado por agua, seguido
por uno de mojabilidad intermedia y finalmente uno de mojabilidad al aceite. Esto hasta cierto
punto era de esperarse, ya que las curvas de permeabilidades relativas para sistemas de mojabilidad
al agua se caracterizan por tener valores menores del exponente de la curva de permeabilidad al
aceite (N,), que es uno de los pardmetros que determina la velocidad con la que se produce el

aceite.

Al comparar los resultados de cada una de las curvas tipicas de cada mojabilidad con los datos
medidos en el laboratorio, permiten descartar que se trate de un sistema mojado por agua, ya que
por la cantidad de aceite obtenida con este tipo de curva resultaria practicamente imposible ajustar
los datos de la prueba durante el proceso de sensibilidad, por lo que hasta este punto, se puede tratar

0 bien de un sistema de mojabilidad intermedia o por aceite.
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Fig. 3.2.6, Recuperacion de aceite en funcion de la mojabilidad conforme a las curvas sintéticas de

las ks generadas, Pc=0

De la Fig. 3.2.6, se puede observar que por la cantidad de aceite producido al emplear curvas de
permeabilidad relativa con caracteristicas de mojabilidades al aceite, es factible acercarse a los
datos medidos y lograr un ajuste razonable mediante el proceso de sensibilidad de dichas curvas, el
cual sera discutido a continuacion. Este hecho es consistente con el tipo de roca, ya que los

yacimientos carbonatados tienen una mayor tendencia de mojabilidad al aceite.
Con base en las observaciones anteriores, el siguiente paso fue realizar un proceso de sensibilidad a

las caracteristicas de las curvas de permeabilidad relativa tomando como referencia las

caracteristicas de mojabilidad intermedia y al aceite.
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111.2.1.2 Sensibilidad a los pardmetros de la curva de permeabilidad relativa.

A fin de mejorar el ajuste a los datos medidos, se realizd un proceso de sensibilidad a los
exponentes (Ny, No), puntos extremo de la curvas (K, k) Y Ssaturacion de aceite residual (Senw)
tomando como referencia la curva de permeabilidad relativa con mojabilidad al aceite, presenta
mejores condiciones para obtener un ajuste mas razonable.

Con la finalidad de poder distinguir el efecto en los datos medidos de produccién de aceite que tiene
cada uno de los parametros, se realiz6 un proceso de sensibilidad considerandolos de forma
independiente.

v" Sensibilidad al punto extremo (Krow).
Para poder determinar el efecto de este parametro, se definié un rango de valores a partir de 0.3
hasta un valor maximo de 0.8, con el cual se gener6 un grupo de curvas de permeabilidades

relativas, las cuales se muestran en la Fig. 3.2.7
0.9
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Fig. 3.2.7, Conjunto de curvas de permeabilidades relativas para diferentes puntos extremo (Krow)

Los resultados que se obtienen al emplear el grupo de curvas de permeabilidad relativa muestran
que al reducir el valor del punto extremo krcw, la produccion de aceite disminuye, aungue el efecto
es limitado y no se logra ajustar los datos medidos, ya que aun con valores de punto extremo de 0.3,
la recuperacion de aceite se encuentra por encima de los datos medidos en el laboratorio. En la Fig.

3.2.8, se muestran los resultados obtenidos para esta sensibilidad.
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Fig. 3.2.8, Comportamiento de produccién de aceite para diferentes puntos extremo (Krow)

v" Sensibilidad al exponente de la curva de permeabilidad al aceite (N,).

Otro de los parametros para los que se realizd un analisis de sensibilidad, es el exponente de la
curva de permeabilidad relativa al aceite (N,), aunque como ya se observo en el primer ejercicio
que considera diferentes tipos de mojabilidades, el efecto en el incremento de produccidn esta
relacionado con un valor menor del exponente para el caso del ejercicio de interés, el valor que
hasta el momento reduce en mayor medida la produccion de aceite es un exponente igual a 7. Sin
embargo, con la finalidad de analizar un mayor rango y su efecto en la produccién de aceite, se
generd un grupo de curvas de permeabilidad relativa con base en un rango de valores de 6 a 8. En

la Fig. 3.2.9, se muestra el grupo de curvas generado a partir del rango previamente mencionado.
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Fig. 3.2.9, Conjunto de curvas de permeabilidades relativas para diferentes exponentes (N,)

Los resultados obtenidos para el grupo de curvas definido con base en diferentes valores del
exponente de la curva de permeabilidad relativa al aceite se muestran en la Fig. 3.2.10, donde se
observa que a pesar de que se emplearon los valores maximos definidos para el rango de
mojabilidad al aceite, aun no se observa un ajuste satisfactorio a los datos de produccion observados

en el laboratorio, lo que permite inferir que para este caso, los exponentes de la curva de la

permeabilidad relativa al aceite tiene poco efecto en la recuperacion de aceite.

PRUEBA DE IMBIBICION ESPONTANEA C-1035
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Fig. 3.2.10, Comportamiento de produccién de aceite para diferentes exponentes (N,)
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v" Sensibilidad a la saturacion de aceite residual (Son).

Otro de los pardmetros donde se realizé sensibilidad es en el valor de saturacion residual de aceite
(Sorw), €l cual controla la cantidad de maxima de aceite producido y que como se ha observado
durante el proceso de sensibilidad, es uno de los aspectos que ain no es posible ajustar mediante el
empleo del exponente (N,) y punto extremo de la curva de permeabilidad relativa al aceite (Kyow), 10
cual definitivamente lleva a pensar que el valor de S,=0.3 que se ha empleado en la curva de
permeabilidad base debe ser mayor. En este sentido se propuso un rango de valores desde 0.35
hasta 0.50 y que dio lugar al grupo de curvas de permeabilidades relativas, que se muestran en la
Fig. 3.2.11
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Fig. 3.2.11, Conjunto de curvas de permeabilidades relativas para diferentes Sony

El efecto en la produccion de aceite debido al cambio de la saturacion de aceite residual se muestra
en la Fig. 3.2.12, y como se describié previamente, este parametro afecta la cantidad maxima de
aceite que se producira. Para este caso, se observa que los datos medidos se encuentran en el rango
de produccién de aceite que se obtiene a partir de curvas con valores de Sy,=0.45 y 0.5, lo cual
representa una buena aproximacién al ajuste de la prueba y también pone de manifiesto la

importancia de este pardmetro en este tipo de pruebas.
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Fig. 3.2.12, Comportamiento de produccion de aceite para diferentes valores de Sory
v" Sensibilidad a la curva de permeabilidad al agua, punto extremo (kn,) y exponente N.

De forma similar al caso de la curva de permeabilidad relativa al aceite, se llevo a cabo para el caso
de la curva al agua un proceso de sensibilidad tanto al punto extremo (kn,) como al exponente. Sin
embargo, después de dicho analisis se observd que estos tienen un efecto muy limitado en la

produccion de aceite, por lo que en el resto del trabajo se consideraran los mismos valores de N,, y

knw que se definieron en la curva de permeabilidad relativa base.

111.2.1.3 Ajuste de la prueba de imbibicion espontanea.
A partir de la sensibilidad que se realizo previamente, se tiene una idea mas clara del efecto de los

parametros de la curva de permeabilidad relativa en la produccion de aceite asi como de los rangos
para poder llevar a cabo el proceso de ajuste de la prueba. Sin embargo, el ajuste de la prueba
requiere de la combinacion de los parametros previamente analizados, si bien se conoce cudles son
los pardmetros que mas afectan los resultados de la prueba, es necesario combinarlos a fin de lograr
el ajuste Optimo de la prueba. En esta seccidn se realizara un proceso de ajuste mediante una
herramienta de analisis histérico CMOST® de CMG, en el que se combinan los pardmetros que se
analizaron previamente para un rango determinado de valores de cada uno, el software realiza todas
las combinaciones posibles con base en los rangos definidos, hasta determinar cudl es la que mejor

reproduce la funcion objetivo, que en este caso es la produccién de aceite del ncleo.
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Cabe hacer mencion que este proceso se puede realizar de forma manual, pero involucra construir

una gran cantidad de curvas de permeabilidad relativa, correspondientes al nimero de

combinaciones que pudieran existir con base en el rango de datos definidos.

v" Definicién de variables.

Basandose en los resultados de la sensibilidad realizada,

se determinaron los pardmetros que

afectan de forma importante la recuperacion de aceite del nicleo, asi como el rango de valores mas

conveniente para la reproduccion de los datos medidos en el laboratorio. En la Tabla 3.2.4 se

muestra la informacion que se emplea en CMOST®.

Tabla 3.2.4, Parametros y rangos a emplear en el ajuste de la prueba de imbibicidn espontanea.

Parametro Limite min | Limite max
N, 2.50 4.00
Krow 0.40 0.80
Sorw 0.45 0.52

En la Fig. 3.2.13 se observan los resultados de las diferentes combinaciones, con respecto a la

funcion objetivo que representa los datos medidos de produccién de aceite del nicleo.

AJUSTE DE PRUEBA DE IMBIBICION ESPONTANEA, C-1035
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Fig. 3.2.13, Ajuste de la prueba de imbibicion espontanea, empleando CMOST®
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La Fig. 3.2.13 muestra que la solucién no es Gnica y que si bien se obtiene una solucion 6ptima,
existen otros grupos de curvas de permeabilidad relativa que de cierta forma se ajustan a los datos
medidos. Sin embargo, para efecto del analisis incluido en esta tesis, se considerara el caso 6ptimo
con la finalidad de determinar los parametros de la curva de permeabilidad relativa que mejor
reproducen la prueba de imbibicion espontanea en presencia de agua congénita. En la Fig. 3.2.14,
se muestran los parametros de la curva de k, obtenida para el caso optimo

Mojabilidad | Nw | No | Ko | Kw | Swi | Sow [Kro=Kmw

Aceite [ 200 [ 200 [ 070 [ o070 [ 043 | o051 | o047

0.8
0.7 T
\ /

\ /
o \ /
0.3

0.2 /
0.30 0.35 0.40 0.45 0.50 0.55 0.60
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Fig. 3.2.14, Curva de permeabilidad relativa ajustada en la prueba de imbibicion espontanea.

111.2.1.4 Sensibilidad a la presion capilar.

Para el caso de la imbibicidn, uno de los parametros mas importantes es la presion capilar, la cual
esta también relacionada es la mojabilidad. Para el caso de la mojabilidad al agua, presenta valores
positivos y favorece la produccién de aceite, aspecto que tiene que ver con la naturaleza de la roca a
imbibir agua por sus caracteristicas de mojabilidad. Sin embargo, para el caso de los sistemas
intermedios, la presion capilar muestra valores negativos y positivos, y para la mojabilidad al aceite,
solo valores negativos, hecho que ocasiona que la presidn capilar sea responsable de la retencion de
aceite en la formacién. Para el caso del experimento, no se determinaron los valores de presién
capilar del sistema, por lo que seria aventurado incorporar una curva sin el soporte del laboratorio.
Sin embargo, a manera de ejercicio y a fin de comprender su efecto en la alteracién de la
mojabilidad, se realiz6 una sensibilidad para poder verificar el efecto previamente descrito,

empleando valores constantes de presion capilar negativa, P.=-0.1, positiva, P.=+20 y P.=0.
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En la Fig. 3.2.15 se muestran los resultados para los tres casos previamente mencionados, donde la

curva azul que representa valores de Pc negativos, genera retencion del aceite que se encuentra en el
ndcleo y su produccidn de aceite es nula. La curva en rojo, que representa el caso en el que se tienen

valores positivos de presion capilar, la produccion de

aceite se incrementd con respecto al caso

base, mientras que en verde, se representan los resultados para presion capilar cero.
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Fig. 3.2.15, Efecto de la presion capilar en la produccién de aceite

Ante este hecho y al no contar con una curva de presién capilar, se opto por seleccionar la curva de

permeabilidad relativa que mejor reproduce los datos medidos en el laboratorio, es decir,

considerando P.=0.

En la Fig. 3.2.16, se muestra una imagen 3D con los resultados de la simulacion de produccion de

aceite liberado por efecto de imbibicion de agua congénita, tal y como se observé en el laboratorio,

donde el aceite tiende a ascender a la parte superior de la celda de imbibicién.
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Fig. 3.2.16, Modelado de la liberacion de aceite del nicleo C-1035 por imbibicion espontanea.

111.2.2 Ajuste de la prueba de imbibicién espontanea, en presencia de agua con surfactante.

La segunda etapa del experimento de imbibicion espontanea consistié en la cuantificacion de la
produccidn adicional de aceite al reemplazar el agua congénita por una solucién de agua de mar con
surfactantes al 0.1% en peso a una temperatura constante de 75°C y presion ambiente de 14.7 psi.
Una vez concluido el proceso de reemplazo, se monitorearon los cambios en la muestra del ndcleo
C-1035 rodeada por la solucion de surfactantes, observandose la produccion de aceite adicional
después de 30 minutos, la cual continuo hasta despues de 16 dias. Posteriormente se mantuvieron
las mediciones pero ya no se observo produccion alguna de aceite del ndcleo. En la Fig. 3.2.17 se
muestran la recuperacién de aceite adicional obtenida por efecto de los surfactantes, con respecto al

proceso de imbibicién natural en agua congénita.
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Fig. 3.2.17, Recuperacion adicional de aceite en el nicleo C-1035 por efecto de surfactantes (Lépez
S. et al, 2009).

En esta etapa, al considerar el empleo de surfactantes, se tiene un efecto en la reduccién de la

tension interfacial entre aceite y agua, por lo que se incorporé al modelo de simulacién en STARS®

una tabla de este parametro en funcion de la concentracion de surfactante cuyos valores provienen

de mediciones realizadas en el laboratorio con aceite del YNF costa-afuera y surfactante a 95°C y

presién ambiente (Lopez S. et al, 2009). En la Tabla 3.2.5 se muestran los valores de tension

interfacial empleados, donde los valores de concentracién de surfactante estan representados en

porciento en peso (%w) y su equivalencia en fraccién molar.

Tabla 3.2.5, Valores de tensién interfacial para diferentes concentraciones de surfactante (Lépez S.

et al, 2009).
Concentracion | Fraccién Dinas/cm
(%w) Molar
0.00000 0 32.20

0.00004 2.29E-08 30.97
0.00047 2.82E-07 21.41
0.03450 2.08E-05 2.42
0.33000 1.99E-04 0.40
0.60000 3.63E-04 0.39
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La simulacion del efecto del reemplazo del agua congénita por agua con surfactantes en la celda de
imbibicién, se realiz6 mediante el empleo de dos pozos, uno productor y otro inyector, donde este
altimo tuvo la funcion de inyectar el agua con surfactantes a un ritmo de 0.028m3/dia, cuyo valor se
determind con el objetivo de mantener siempre liquido en el nicleo y evitar desprendimiento de
aceite del nucleo durante el proceso de reemplazo, tal y como se efecta en el laboratorio. Cabe
hacer mencidn que este mismo gasto se empled para la produccion de agua congénita, hasta que la
celda de imbibicién quedé completamente llena de agua con surfactante. En la Fig. 3.2.18 se
muestra el detalle de la ubicacion de los pozos en el modelo de simulacion, donde el pozo productor
se ubica en la parte superior de la celda de imbibicion y el inyector en la parte baja con la finalidad
de evitar en lo posible la mezcla de agua congénita con la solucion de agua con surfactantes y

minimizar el disturbio en el ndcleo.
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Fig. 3.2.18, Simulacién del reemplazo de agua de formacién por agua con surfactante.

Como ya se ha mencionado, el efecto del surfactante causa una disminucion de la tension
interfacial, favoreciendo la movilizacion de una porcion pequefia del aceite que se encuentra en la
muestra de la roca del experimento simulado con la que se pone en contacto. En la Fig. 3.2.19 se
muestra una comparacion del efecto de este parametro en las dos etapas del experimento de
imbibicion espontanea, del lado izquierdo se incluyen los valores tipicos de tension interfacial entre
el agua y aceite y del lado derecho se muestra la reduccion causada en el nicleo por efecto de los

surfactantes.
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Fig. 3.2.19, Efecto de los surfactantes en la tension interfacial en el modelo de simulacion.

La simulacion de la alteracion en la mojabilidad que se genera en el nlcleo por efecto de los
surfactantes, se logra mediante la interpolacién de dos curvas de permeabilidad relativa, donde la
primera corresponde al proceso de imbibicidn en presencia de agua congénita y la segunda a la
alteracion de la roca por efecto de los surfactantes. Esta interpolacion tiene lugar por efecto de la
presencia de la fraccion molar de surfactante en el modelo, lo cual a su vez genera un incremento en
el niamero capilar hasta un valor maximo definido para la segunda curva, que esta relacionado con
el efecto de la reduccion de la tension interfacial en funcion de la concentracion de surfactante

empleado en el modelo.

Mediante el empleo de las dos curvas de permeabilidad relativa en la simulacion del proceso, se
representan dos estados de mojabilidad diferente determinada por las caracteristicas de la curva y
los valores de Sony, los cuales son menores para el caso de la segunda, hecho que genera un
desplazamiento de la curva hacia una tendencia de mayor mojabilidad al agua. De esta forma
dentro del modelo se ligan los dos procesos principales que intervienen en la movilizacion de aceite
en el nacleo, que son la alteracion de la mojabilidad y en menor medida para este caso, la tension

interfacial

En el apartado anterior, se obtuvo la curva de permeabilidad relativa para el proceso de imbibicién
en agua congeénita, que se denominara curva original, la cual como ya se menciond, se obtuvo a
partir de la sensibilidad del tipo de mojabilidad y valores tipicos de los exponentes y puntos
extremos de la curva de permeabilidad relativa, para este caso la curva esté relacionada con un valor

de tension interfacial tipico de agua y aceite, que es del orden de 32 dina/cmy que a su vez da como
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resultado un valor del Namero capilar expresado en Logyo = -7, para el caso de la segunda curva, se
propuso un valor Numero capilar expresado en Log;, = -4, el cual corresponde al valor de tension
interfacial mas bajo. Otra de las caracteristicas de la segunda curva de permeabilidad relativa
propuesta, como ya se mencion6 previamente, es el efecto de la alteracion de la mojabilidad con
mayor tendencia al agua, principalmente por los valores menores de saturacion de aceite residual al
agua (Sorw). Cabe hacer mencién que el proceso de alteracion de mojabilidad en modelos de
simulacion numérica, se obtiene a partir del uso de curvas de permeabilidad relativa que por sus

caracteristicas representan los cambios en la roca por el uso de surfactantes.

111.2.2.1 Sensibilidad a la segunda curva de permeabilidad relativa.

Al igual que se realiz6 el proceso de ajuste en la primera parte de la prueba, de forma similar para la
segunda que corresponde al proceso de imbibicién por surfactantes, se inicid por proponer una
segunda curva de permeabilidad relativa, que en este caso representara el estado de alteracion de la
roca (curva de k, original) hacia una tendencia de mayor mojabilidad al agua. Se debe sefialar que
para iniciar el ajuste de la segunda parte del experimento, se propone una curva de k; de referencia
con caracteristicas de mayor mojabilidad al agua para llevar a cabo el proceso de sensibilidad de sus
parametros, como puntos extremo, exponentes y saturacion residual de aceite hasta ajustar la

produccion de aceite adicional observada en el laboratorio, Fig. 3.2.17.

La seleccién de la curva inicial se obtuvo a partir de los limites de exponentes y puntos extremos
definidos por Craig para una mojabilidad intermedia, debido a que la curva ajustada para el proceso
de imbibicion natural presenta caracteristicas de mojabilidad al aceite. Es conveniente hacer
mencion que para ambas curvas se empled el mismo valor de saturacion de agua congénita que se
determiné en el laboratorio y aungque es muy probable que este parametro se modifique como
resultado del efecto de los surfactantes, para esta prueba no se conté con informacién medida en el
laboratorio, por lo que fue necesario realizar esta consideracion. En la Fig. 3.2.20, se muestran las
dos curvas de permeabilidad relativa, que representan el estado original de la roca (ajustada) y el de
alteracién de la mojabilidad por efecto de los surfactantes, la cual como ya se menciond, esta Gltima
curva, debe considerarse como una propuesta inicial para el proceso de ajuste que sera descrito a

continuacion.
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Fig. 3.2.20, Juegos de curvas de k;, para imbibicion por agua congénita y por agua con surfactante.

El valor de tension interfacial alcanzado durante la prueba de imbibicién por surfactantes depende
de la concentracion empleada en el experimento, en este caso fue del 0.1% en peso, que de acuerdo
a las mediciones realizadas en el laboratorio, se obtuvieron valores de tension interfacial de 2
dinas/cm, cuya reduccion solo representa un orden de magnitud y no es suficiente para movilizar
gran cantidad de aceite de la muestra y ante este hecho el efecto de recuperacion adicional

observado en el laboratorio tendria como fuente principal la alteracion de la mojabilidad de la roca.

Con esta propuesta de curvas de permeabilidades relativas, se inicid el proceso de ajuste a la
segunda curva, haciendo sensibilidad en los puntos extremo, exponentes y valores de saturacion
residual de aceite por agua con la finalidad de ajustar la produccién de aceite adicional observada en
el laboratorio. Para el proceso de ajuste se emplearon diferentes grupos de rangos de valores para
cada uno de los parametros previamente mencionados, en la Fig. 3.2.21 se muestra el grupo con el
cual se logré obtener un ajuste razonable a los datos de produccién medidos. Sin embargo tal y
como se observa en la Fig. 3.2.21, la solucién no es Unica, pero se consider6 aquella con el menor

valor de error con respecto a los datos medidos.
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AJUSTE DE PRUEBA IMBIBICION CON SURFACTANTES C-1035

Casos probados

— Caso Base —— Solucion Optima

® Datos medidos

1

PRODUCCION DE ACEITE {cm3)

04

0z

Pardmetro | Limite min Limite max
N, 2.50 4.00
Krow 0.40 0.80
Sorw 0.38 0.42

2009-01-01

2005-02-20

2009-04-11

Time

2009-05-31

Fig. 3.2.21 Ajuste de la prueba de imbibicién y con surfactantes

2009-07-20

Se observa en la Fig. 3.2.21, que el incremento de aceite liberado en el experimento por efecto de la

presencia de surfactantes, se obtiene mediante el ajuste de la segunda curva en términos de variables

como los exponentes de la curva de Krow Y 12 Sorw.

En la Fig. 3.2.22 a manera de resumen, se

muestra la alteracion de las curva de permeabilidad relativa modificada por efecto del surfactante.
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Fig. 3.2.22 Curvas de permeabilidad relativas ajustadas por imbibicién natural y con surfactantes.
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111.3 Descripcion del experimento de desplazamiento de agua con surfactantes en nucleos

Otro de los experimentos relevantes durante la etapa de prueba de laboratorio que se debe llevar a
cabo para un proceso de EOR con quimicos, son los desplazamientos con soluciones acuosas de
surfactantes, donde el objetivo principal es determinar el cambio en la mojabilidad de la roca, la
cual se puede evaluar como ya se comentado por medio del cambio de las curvas de permeabilidad
relativa, ademas del incremento en el factor de recuperacion de aceite, las cuales seran uno de los
insumos principales en la etapa de simulacién del proceso a escala de campo.

Durante el afio 2008, se efectuaron pruebas de laboratorio con la finalidad de determinar dichos
efectos en la alteracion de la mojabilidad inicial del tapén de nucleo 1035- N4CF4 del YNF costa-
afuera por el uso de un tensoactivo, en la recuperacion de aceite y en el comportamiento del flujo de

fluidos, mediante el comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa agua-aceite

Este experimento, tuvo como primer objetivo la determinacion de las permeabilidades relativas en
un sistema agua-aceite en presencia de surfactante, cuya evaluacion se llev6 a cabo en dos etapas
principales, la primera relacionada a las condiciones base, donde se midieron las caracteristicas de
las curvas de permeabilidades relativas para un sistema (agua de mar-aceite), y posteriormente en
una segunda etapa, se realiz6 el mismo procedimiento pero empleando agua de mar con surfactantes
(solucion acuosa de surfactantes), a una concentracion de 0.1% de concentracion en peso de
surfactante. EI objetivo del experimento consistié en cuantificar el efecto que el cambio en
mojabilidad ocasionado por el sistema surfactante tenia sobre las curvas de permeabilidad relativa,
principalmente en sus puntos extremos y en los exponentes de las curvas. Las etapas y la secuencia

de eventos en las que se desarrollé el experimento fueron las siguientes:

ETAPA 1

1. Saturacion de la roca con salmuera congénita sintética por un periodo de una semana.

2. Saturacion con aceite y afiejamiento de una muestra del nucleo saturado con el aceite del
yacimiento a condiciones de saturacién de agua inicial, Sy; (0.39), por un periodo de 3 semanas.

3. Desplazamiento del aceite por agua de mar y determinacion de permeabilidades relativas.

ETAPA?2

4. Remojo del nicleo en una solucion de agua con surfactante por un periodo de una semana.

5. Saturacion de la muestra con aceite hasta alcanzar la Sy; (0.39) y afiejamiento por un periodo de

3 semanas.
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6. Desplazamiento por la solucién acuosa de surfactantes para la determinacion de las
permeabilidades relativas.
Para los calculos de permeabilidades relativas se empled la metodologia propuesta por Jones y
Roszelle, debido al comportamiento no Newtoniano de las soluciones acuosas con surfactantes.

La aplicacion del método de Jones-Rozselle para calcular las curvas de permeabilidades relativas en
un proceso de desplazamiento de una solucién surfactante, presenta ciertas limitantes, ya que la
solucién surfactante es un fluido no newtoniano, en el cual, bajo una temperatura constante, la
viscosidad del fluido es una funcidn tanto de la velocidad de corte (efecto probablemente menor),
como de la concentracion del surfactante, con las que fluye en cada punto del medio poroso;
tomando en cuenta que durante el flujo de la solucién surfactante a través del medio poroso la
concentracion del surfactante disminuye constantemente debido a la adsorcién, entonces su
viscosidad cambia continuamente, y por ende su movilidad. Para poder minimizar el efecto de
adsorcion/dilucion del surfactante, se incluyé como parte del proceso experimental un periodo de
remojo del nacleo en la solucién de surfactante por un periodo de una semana, el cual corresponde

al paso 4 de la etapa 2 del proceso previamente descrito, Lopez S. et al, (2009).

Cabe hacer mencién que después de la etapa de remojo en la solucion de agua con surfactantes el
nacleo se saturo con aceite hasta alcanzar el valor el mismo valor de S,,;=0.39, que se determiné en
la etapa 1. Es posible que el proceso de alteracién de mojabilidad en el nicleo ocasionado por el
proceso de remojo haya generado un incremento en el valor de este parametro. Sin embargo, no se
determind en el laboratorio, por lo que para fines de calculo de las curvas de permeabilidad relativa
y para la simulacion del experimento, se empleara el mismo valor, a fin de mantener los mismos
parametros determinados en el laboratorio. En la Fig. 3.3.1, se muestran las dos etapas principales,

asi como la secuencia de eventos de la experimentacion.

SEMANA
ACTIVIDAD 1[2]3[as]e[7[8]oJw[nn]n]13]1a]15]16

SATURACION DEL NUCLEO EN AGUA CONGENITA l

IANEJAMIENTO DEL NUCLEO EN ACEITE DEL =,
[YACIMIENTO

DESPLAZAMIENTO DE ACEITE POR AGUA DE MAR ‘ KRS BASE

REMOJO EN EMPLEANDO SOLUCION DE l
SURFACTANTES

SATURACION CON ACEITE A Swi Y ANEJAMIENTO |

DESPLAZAMIENTO DE ACEITE POR SOLUCION DE
SURFACTANTES

Fig. 3.3.1, etapas del experimento para determinacion de permeabilidades relativas base y

alteradas.
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Las caracteristicas y propiedades de la muestra de roca, se muestran en la tabla siguiente:
Tabla 3.3.1, Caracteristicas de la muestra empleada durante el experimento, Lopez S. et al, (2009).

Nicleo Longitud = Diametro Porosidad Volumen Permeabilidad
(cm) (cm) D (%) poroso (cm®) (mD).
1035-N-4CF4 8.1 3.77 18 16.8 34.8

Para el experimento se emplearon muestras de aceite del campo, agua de formacion y surfactante al
0.1%. EI experimento se realiz6 a condiciones de yacimiento, a una temperatura de 95°C y
2000psi, en la Fig. 3.3.2 se muestra un esquema del equipo empleado para la determinacién de las
permeabilidades relativas.
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Fig. 3.3.2, Equipo de laboratorio, empleado para la determinacion de ki, Lépez S. et al. (2009)

111.4 Simulacion del experimento de desplazamiento de agua con surfactantes en nucleos.

En el simulador, se plante6 la reproduccién del experimento, representando tanto el porta-nicleos
descrito en la Fig. 3.3.2, como la muestra de roca por medio de sectores. En el caso del ndcleo, se
incorporaron las mismas dimensiones y caracteristicas petrofisicas, asi como de distribucién inicial
de fluidos que se determind en el laboratorio, en la Fig. 3.4.1 se muestra una imagen del arreglo

experimental y su representacion equivalente en STARS ©.

SIMULACION DE KRS CON SURFAC C-1035
Parosity 2008-01-01

1 Bomba de desplazamiento positivo
(computarizada) para presurizacién de
losfluidos de inyeccidn

Recipientes de alta presién. (contienen
el acete, Ia saimuera y Ia solucion de
producto quimico).

Porta-nicleos.

Bomba de desplazamiento positive para

4

5
la presidn de sobrecarga (manual).

6. Monitores de proceso (Temperatura en_f... -»
1 POME-NGCIE0). onrms "

F-SEISGT d6 presion.

8 Sensor de presidn diferencial

9. Requiador de Presidn Inversa (BPR).

10. Recipierte de aita presion para proveer
de nitrdgeno al reguiador de presién
inversa (BPR).

1. Tubos recolectores.

Fig. 3.4.1 Representacion de la prueba de laboratorio para ks en un modelo de simulacioén.
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v' Caracteristicas del modelo de simulacion.

Malla de simulacion y propiedades petrofisicas y de distribucién de fluidos.

El modelo de simulacion tiene dimensiones de 10x4x4, con tamafio de celda de 2cm en todas las
direcciones, donde 8 celdas del centro del modelo fueron refinadas en 5x5x5, que son las que
representan la muestra de roca, en la Fig. 3.4.2 se muestran unas secciones que describen las

dimensiones mencionadas.
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Fig. 3.4.2 Dimensiones de la malla de simulacién, que representa el desplazamiento.

En cuanto a las propiedades petrofisicas y de distribucion de fluidos, fueron las mismas que las
obtenidas en laboratorio, en la Fig. 3.4.3 se muestran algunas de las propiedades mas importantes,

incorporadas al modelo.
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Fig. 3.4.3, Propiedades petrofisicos y saturacion inicial de fluidos en el modelo de simulacién en

base a mediciones de laboratorio, (L6pez S. et al, 2009).
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Modelo de fluidos.

Los fluidos considerados en el modelo fueron, agua, aceite y surfactante, donde las propiedades
como densidad, viscosidad y peso molecular se consideraron a las condiciones de presion y
temperatura de 95°C y 2000 psi. Debido a que la presion 2000 psi, es superior a la presion de
saturacion y durante el desplazamiento se mantuvo la presion constante, no se consider6 presencia

de gas. En la Fig. 3.4.4 se muestra la informacion de fluidos dentro del modelo de STARS ©.

Propiedades de los fluidos @de P=2000psi y T=95°C
Densidad del aceite, gr/cm® 0.790
Densidad del surfactante, gr/cm® 1.1 (Stepantan, product bulletin)
Densidad, agua congénita, gr/cm® 1.043 (Lo6pez S. et al, 2009)
PM surfactante, Ib/lomol 273 (Stepantan, product bulletin)
Viscosidad del surfactante, cp 100 (Stepantan, product bulletin)
Viscosidad del aceite, cp 3.5 (Lopez S. et al, 2009)
Viscosidad del agua, cp 0.4 (Lépez S. et al, 2009)

Fig. 3.4.4, Propiedades de los fluidos dentro del modelo de simulacion.

En lo que se refiere a la tension interfacial, se empled en el modelo de simulacién la misma tabla de
valores de este parametro como funcién de la concentracién del surfactante y la cual se mostré en la
Tabla 3.2.5

Permeabilidades relativas y presiones capilares.

Uno de los objetivos de la simulacién de este experimento fue el ajuste de las permeabilidades
relativas medidas en el laboratorio, por lo que la informacion que se empled e incorporé al modelo,
tuvo como punto de partida las mediciones del laboratorio. Mas adelante se describiran las
caracteristicas de estas permeabilidades relativas, por otro lado, en lo que se refiere a la presion
capilar, debido a que no se contd con mediciones de este parametro, se consider6 igual a cero para

el ajuste de los datos.

91



Pozos y gastos de inyeccion.

La simulacion del proceso experimental, consiste en la determinacion de las curvas de
permeabilidad relativa para cada una de las etapas del experimento a partir de las condiciones
iniciales definidas en el nicleo tanto de saturacion inicial como de presion y temperatura con la
finalidad de ajustar los valores de produccidn de aceite y agua medidos en el laboratorio. En las dos
diferentes etapas de la experimentacion, se empled un gasto constante de inyeccion de 30 cm®hora
en el laboratorio, lo cual en el modelo de simulacion se representé por medio de un pozo inyector,
por otro lado para la produccién de fluidos observada, de forma analoga, se empled un pozo
productor; en ambos casos, produccion e inyeccién se usé el mismo valor de 30cm3/hora que el
laboratorio considero en la experimentacion. A fin de simular lo que se observa en el laboratorio en
términos de area de contacto de los fluidos inyectados y producidos con la cara de la muestra de
roca, se considerd para ambos pozos, perforaciones en todas las celdas donde se tiene entrada y
salida de fluidos. En lo que se refiere a la composicion inyectada, se empleé 100% agua para la
primera parte de la prueba y para la segunda una solucién de agua con surfactantes al 0.1% en peso.
En la Fig. 3.4.5 se muestra la representacion del desplazamiento experimental dentro del modelo de
simulacion por medio de pozos.

SIMULACION DE KRS CON SURFAC C-1035
Oil Saturation 2009-01-01.0111000 : rrrE

(PROGUCTOR] E )0

Fig. 3.4.5 Pozos empleados en el experimento para inyectar y producir.

111.4.1 Ajuste de la prueba de ki, desplazamiento mediante salmuera.

El ajuste de la prueba para la primera etapa se centr6 en la determinacion de las curvas de
permeabilidades relativas que controlaron la produccion de aceite y agua durante el experimento,
para lo cual se realizaron diferentes ensayos considerando rangos tanto de puntos extremos,
exponentes y saturaciones de aceite residual S, Este ejercicio se realiz6 empleando la herramienta
CMOST®, en la cual se definen estos rangos y de forma automatica se generan las curvas de

permeabilidad relativa y se realiza la simulacion para cada una de las curvas generadas.
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En la Figs. 3.4.6 y 3.4.7 se muestran todos los casos probados en el simulador y el que mejor
reproduce la produccion de aceite y la de agua medidos en laboratorio, denominado como solucién
Optima, sin embargo es evidente que hay otras soluciones que pudieran considerarse como validas,
aunque para efectos de este trabajo, se sugiere que este ajuste se tome como una buena
representacion en el modelo de simulacion de las curvas de permeabilidades relativas obtenidas en
el laboratorio.

Cabe hacer mencion que las curvas obtenidas en el laboratorio, sirvieron como una guia para definir
los rangos de los parametros de los exponentes y puntos extremos de dichas curvas, los cuales se

muestran en la Fig. 3.4.6.

PRODUCCION DE ACEITE (em3)
w
!
T

p Limite Limite
Parametro .
- min max
r No 3.00 4.00
21 fle
Krow 0.70 0.90
Sorw 0.20 0.25
Krw 0.15 0.50
1
Ny 0.60 1.00

CASOS PROBADOS —— CASO BASE —— SOLUCION OPTIMA * DATOS MEDIDOS (LABORATORIO)

o H H H H i
0 + + + t t
01/01/2009 00:00 01/01/200901:12 01/01/2008 02:24 01/01/2008 03:368 01/01/2009 04:48 07/01/2009 06-00

Time

Fig. 3.4.6, Ajuste de la produccion de aceite empleando diferentes ks, desplazamiento con agua de

mar.
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WATER_CUT

General Solution  —— Optimal Solution —— CASOBASE ~ —— SOLUCION OPTIMA + Field Data

01/01/2003 00:00 01/01/2009 00:28 01/012009 00:57 01/01/200301:26 01/01/2009 01:55 01/01/2009 02:24 01/01/2009 02:52 01/01/2009 03:21 01/01/2009 03:50

Time

Fig. 3.4.7, Ajuste de la produccion de agua empleando diferentes ki, desplazamiento con agua de

mar

Los resultados obtenidos mediante la solucion denominada dptima, corresponden al efecto de una
curva de permeabilidad relativa para el sistema agua aceite, la cual se muestra en la Fig. 3.4.8 la
cual también se compara con la que se determind en el laboratorio, observandose una gran similitud

en sus caracteristicas, permitiendo la validacion del modelo de simulacién.
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Fig. 3.4.8, Ajuste de las curvas de ki para el desplazamiento con agua de mar.
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En la Fig. 3.4.8, se observa como caracteristica de las curvas de permeabilidades relativas, que se
pudiera sugerir un sistema con mojabilidad intermedia, atendiendo al valor de S,, de cruce de las
curvas, asi como por los valores de los exponentes de las curvas de permeabilidades relativas,
conforme al criterio presentado por Craig (1971). Sin embargo, debe mencionarse que en el caso de
la curva de ky, el valor ajustado del exponente fue de 3.75 y un punto extremo de 0.35 para el valor
de Sucon, Pero para el caso de la curva del agua (k), el exponente ajustado fue de 0.8 para Sy, €l
cual no es muy tipico, de acuerdo a las reglas de Craig.

111.4.2 Ajuste de la prueba de k., desplazamiento del aceite mediante soluciones acuosas

surfactantes.

La segunda parte de la experimentacion consistié en la preparacion del ndcleo dejando reposar la
muestra en agua con producto quimico por una semana para restaurar las condiciones de saturacion
de aceite y agua inicial (S,;=0.39), es conveniente recordar que este procedimiento se incorpor6 con
la finalidad de disminuir la adsorcién del producto quimico durante el desplazamiento para reducir
las limitaciones en el calculo de permeabilidades relativas ya descritas previamente. Posteriormente
se realizo el desplazamiento de aceite por la solucion de agua con surfactantes al 0.1% en peso, en
el modelo de simulacion en STARS® se incorporé un juego de permeabilidades relativas y una tabla
de tensidn interfacial para generar la interpolacion entre las curvas por presencia de surfactante. En
las Figs. 3.4.9 y 3.4.10 se muestran los diferentes ajustes obtenidos para un rango de parametros de
las curvas de permeabilidades relativas, el cual se incluye en la Fig. 3.4.9, destacandose la solucion
Optima, la cual como se observa, es solo una de las soluciones posibles que mejor representa las

condiciones y resultados del experimento.
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Fig. 3.4.9, Ajuste de la produccion de aceite empleando diferentes ki, desplazamiento de agua con

surfactantes
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Fig. 3.4.10, Ajuste de la produccién de agua empleando diferentes ki, desplazamiento con agua de

mar

96



Como resultado del ajuste de los datos medidos en el laboratorio, se obtuvo un juego de curvas de
permeabilidades relativas para emplearse en la simulacion del experimento con las que se logro el
ajuste de los datos de produccién adicional por efecto de la presencia de surfactantes. En la Fig.
3.4.11 se muestra una comparacion de las curvas obtenidas por medio de la simulacion numérica y

las que fueron obtenidas en el laboratorio.
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Fig. 3.4.11, Curvas de k; ajustada en el desplazamiento con agua con surfactantes.

Se propone considerar que el ajuste de los datos de produccion realizado en este estudio valida el
empleo de las curvas de permeabilidades relativas usadas en el simulador, lo que se considera que
también pudiera validar la simulacidon del proceso de desplazamiento con soluciones acuosas de
surfactantes mediante STARS®. A manera de comparacion, en la Fig. 3.4.12 se muestran los

resultados obtenidos por el laboratorio y los obtenidos por medio de la simulaciéon en STARS.
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Fig. 3.4.12, Comparacion de los resultados de laboratorio y los del modelo de simulacién.
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Utilizando como base resultados experimentales de las pruebas en desplazamientos por agua de mar
y agua con surfactantes obtenidos en el laboratorio los cuales se ajustaron mediante el empleo del
modelo de simulacién construido en el ambiente STARS®, se considera que se pudo verificar la
cuantificacion del cambio que experimentan las curvas de permeabilidad relativa en sus
caracteristicas como puntos extremos (K Y k), exponentes (N y No) y el valor de la saturacion de
aceite residual (Sow) Yy que determinan la alteracion hacia un estado de mayor mojabilidad al agua
como se puede verificar en la figura anterior por el desplazamiento de la curva hacia la derecha en

el eje que representa la saturacion de agua.

Al igual que en el caso de la experimentacion de imbibicion espontanea, se confirma con los
desplazamientos con agua de mar y con soluciones acuosas de surfactantes, que el incremento en la
recuperacion de aceite se obtuvo principalmente por la alteracién de la mojabilidad en la roca 'y en
menor proporcion por la reduccion en la tension interfacial, ya que dicha disminucion fue de solo un
orden de magnitud, de 32 dina/cm a valores minimos de 2.5 dina/cm. En la Fig. 3.4.13 se muestra
una seccion de la representacion del nicleo dentro de modelo de simulacion, donde se observa este
cambio de la tension interfacial ocasionada por el desplazamiento de la solucion acuosa con

surfactantes.

Estos resultados se empleardan en las simulaciones a mayor escala, primeramente en modelos
radiales con informacion y posteriormente a nivel de campo, con el objetivo del disefio de pruebas

piloto en pozos del YNF costa afuera.
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Fig. 3.4.13, Efecto de la tension interfacial en el desplazamiento de soluciones acuosas con

surfactantes.
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CAPITULO IV.

ANALISIS DE SENSIBILIDAD DEL PROCESO CON SURFACTANTES EN DIFERENTES
LITOTIPOS DE UN YACIMIENTO NATURALMENTE FRACTURADO.

IV.1 Parametros criticos y su efecto en la recuperacion de aceite.

IV.2 Principal utilidad de la simulacién numérica en la determinacion de la fraccion del yacimiento que

puede ser candidato para la aplicacion de un proceso de EOR utilizando agentes quimicos.
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CAPITULO IV.
ANALISIS DE SENSIBILIDAD DEL PROCESO CON SURFACTANTES EN DIFERENTES
LITOTIPOS DE UN YACIMIENTO NATURALMENTE FRACTURADO.

V.1 Pardmetros criticos y su efecto en la recuperacion de aceite.

Generalmente, la mayor cantidad de informacion necesaria para la cuantificacion de la recuperacion
adicional de aceite remanente en un yacimiento naturalmente fracturado (YNF), proviene de los
resultados obtenidos tanto en pruebas de desplazamiento como de imbibicion realizadas en el
laboratorio empleando muestras de roca del yacimiento; sin embargo, la diversidad de litotipos
existentes en un YNF no hace factible econémicamente captar el efecto en cada uno de estos. A
nivel laboratorio en la mayoria de los casos, las pruebas se realizan en aquellas muestras de roca
que presentan las mejores caracteristicas petrofisicas, pero no necesariamente este tipo de roca es el
que pudiera predominar en el yacimiento, por lo que los resultados en una aplicaciéon de campo
pueden llegar a ser diferentes a los observados a nivel laboratorio. Previamente a la implantacion
de algun proceso de EOR con quimicos, resulta necesario realizar un analisis de sensibilidad a las
propiedades principales petrofisicas de los litotipos mas representativos del yacimiento, asi como al

tipo de la mojabilidad original.

IV.1.1 Porosidad y permeabilidad de la matriz.

Una de las caracteristicas de los diferentes litotipos del yacimiento es la capacidad de imbibicion
natural, la cual a su vez depende de las propiedades petrofisicas de la roca y su tipo de mojabilidad.
En este Capitulo se realizara una sensibilidad a las caracteristicas petrofisicas de la roca para los
rangos comunmente presentes en el yacimiento, con el objetivo de determinar el porcentaje que
presentan las caracteristicas adecuadas para recuperar aceite adicional por medio de la inyeccién de
quimicos, ademas este analisis deberd servir para determinar los limites de las propiedades

petrofisicas minimas de la roca del medio de menor conductividad, para que el proceso tenga éxito.

Para llevar a cabo este tipo de sensibilidades se realizaron varias simulaciones empleando el
simulador STARS®, tomando como base el modelo con el que se llevé a cabo el experimento de
imbibicion espontanea, cuyos resultados se discutieron en el capitulo I1l. Dicha experimentacion se

llevd a cabo a condiciones de presion ambiente y temperatura de yacimiento.
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La primera parte de este andlisis de sensibilidad, considera el caso de imbibicion natural en
presencia de agua congénita, con el objetivo de entender el efecto del cambio de la permeabilidad
del sistema de baja conductividad o matriz en la recuperacion de aceite, que como se menciona en
este trabajo, es el objetivo principal durante un proceso de EOR en un yacimiento naturalmente
fracturado.

En el modelo de simulacion utilizado se modifico el valor de la permeabilidad original del nucleo
en un rango de valores desde 0.1md hasta 50md para el experimento ajustado de imbibicion
espontanea, en presencia de agua congénita, los resultados se muestran en la Fig. 4.1.1, en la que se
observa que el porcentaje mayor de la recuperacién adicional de aceite para un tiempo determinado,
esta relacionada con los valores mas altos de permeabilidad, sin embargo, en la curva de 1.0md, en
verde, la recuperacion es muy similar para el final del periodo. Al observar las curvas relacionadas
a los casos de permeabilidad menor a 1 md, se encuentra que muestran un comportamiento lento de
recuperacion inicial, con tendencia a incrementar su produccién de aceite a tiempos mas largos, 1o
que permite inferir que el efecto en el cambio de la permeabilidad de la roca esta relacionado con la

velocidad a la que el aceite se libera de la matriz.

1.00

0,80 eeeenesenesenebone e e

0.60+

0.40+--

Oil Volume SC SCTR {cm3)

K= 0.1 mD
K=1.0 mD
K=5.0 mD
K=10.0 mD
K=50.0 mD
K=05 mD

T T
2009-2 2009-3 2009-4 2009-5 2009-6 2009-7
Time (Date)

Fig. 4.1.1, Efecto en la recuperacion de aceite para litotipos de diferente permeabilidad en el

experimento de imbibicion.
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A fin de poder comprobar este hecho, se increment6 el tiempo de imbibicion para una de las curvas
de menor permeabilidad (0.5 md), lo cual permiti6 recuperar practicamente la misma cantidad de
aceite que el caso de mayor permeabilidad, pero a tiempos mas largos, como se muestra en la Fig.
4.1.2,enla que se ilustran los resultados de este efecto, por lo que se puede inferir que el cambio en
la permeabilidad de la roca es uno de los factores petrofisicos que estan relacionados con la
velocidad del proceso de imbibicién (ritmo de imbibicién), y por lo tanto en la magnitud de la

recuperacion de aceite que es posible alcanzar a un tiempo dado.
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Fig. 4.1.2, Recuperacion de aceite para un litotipo de baja permeabilidad a tiempos largos en el
experimento de imbibicion.

Generalmente la roca de la matriz de los yacimientos naturalmente fracturados que no ha

experimentado procesos diagenéticos, la magnitud de su permeabilidad estd relacionada con la

magnitud de la porosidad para un cierto litotipo, por lo que se realiz6 un ejercicio donde se

considera el cambio de ambos parametros.
analizaron considerando cambios de porosidad desde 1% hasta 10%.

Tabla 4.1.1, Caracteristicas de los diferentes litotipos a evaluar.

Litotipo Permeabilidad (md) Porosidad (%)
1 50 10
2 20 7
3 5 5
4 1 3
5 0.5 1

En la Tabla 4.1.1 se muestran los casos que se
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Los resultados de este analisis muestran que en rocas con valores altos de porosidad, la magnitud de
la recuperacion es mayor, lo cual tiene sentido, ya que una roca con mayor porosidad tiene mayor
capacidad de almacenamiento de fluidos. En la Fig. 4.1.3 se muestra el comportamiento de la

recuperacion de aceite para el rango definido en la Tabla 4.1.1
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Fig. 4.1.3, Recuperacidn de aceite para los cinco litotipos evaluados en el experimento de

imbibicion.

En la Fig. 4.1.3 se puede observar gue la recuperacion de aceite por imbibicion natural esta ligada a
las caracteristicas petrofisicas del litotipo, por lo que a nivel yacimiento la expectativa de
produccion adicional, dependera de la frecuencia con que se presente el litotipo en cuestion. En
todos los escenarios, se mantuvo la misma curva de permeabilidad relativa para el sistema agua-
aceite.

A fin de relacionar los resultados obtenidos anteriormente con las propiedades del yacimiento, en la
Fig. 4.1.4 se muestra la distribucion de porosidad y permeabilidad, donde los valores de
permeabilidad se encuentran en un rango no mayor a 2md para la permeabilidad y 4% para la
porosidad, valores que son diferentes a los de la muestra de roca con la que se realizaron las pruebas
de imbibicion en el laboratorio. Sin embargo, los resultados de las sensibilidades anteriores
permiten concluir que las zonas mas atractivas para llevar a cabo las aplicaciones a nivel de campo,

seran aquellas que muestren valores mas altos de porosidad y permeabilidad de la matriz.
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Distribucién de porosidad en el yacimiento Distribucién de permeabilidad en el yacimiento
Fig. 4.1.4, Distribucién de propiedades petrofisicas en el YNF costa-afuera (Grupo de Ingenieria de
Yacimientos RMNE, 2000).

IV.1.2 Sensibilidad de la recuperacion de aceite a las curvas de permeabilidades relativas.

Uno de los aspectos que estd relacionado con la inyeccién de soluciones con surfactantes, es la
alteracion de las curvas de permeabilidades relativas. En el capitulo anterior, se realizo el ajuste de
los datos reportados por el laboratorio mediante una curva de permeabilidades relativas para; sin
embargo, ante la diversidad de curvas que se puedan tener en el yacimiento, es conveniente analizar
que parametros de la curvas de permeabilidades relativas afectan mas la recuperacion de aceite, 1o
cual es fundamental en el analisis de diferentes litotipos. La sensibilidad a las curvas de
permeabilidades relativas (Ks), se centra en el comportamiento de la recuperacion de aceite durante
la prueba de imbibicion con agua congénita, la cual después de cierto tiempo se reemplaza por agua
de mar con surfactantes a una concentracion del 0.1% en peso. En este caso se analiza el
comportamiento de los parametros de las ki, tales como los puntos extremos, exponentes y valores
de la saturacion de aceite residual al agua, Sen. Para este caso se empled una muestra de roca y

fluidos con las caracteristicas descritas en la Fig. 4.1.15.
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PRUEBA DE IMBIBICION ESPONTANEA C-1035 . ,
Oil Saturation 2008-01-01 Longitud del ndcleo, cms 6.77
Diametro del nacleo, cms 3.78
057 Permeabilidad, md 50
0.18
0.06 Porosidad, fraccion 0.1
1. 0.02
~d 0.01 Temperatura, °C 75
0.00
000 Viscosidad del aceite, cp 4.0
0.00
0.00 Saturacién inicial de aceite 0.57
I 0.00
{
o0 Concentracion surfact., wt% 0.1

Fig. 4.1.15, Caracteristicas del litotipo a evaluar.

I1VV.1.2.1 Sensibilidad al exponente de la curva de permeabilidades relativas, No.

Una de las caracteristicas que se ve afectada por el empleo de productos quimicos, es el exponente
de la curva de permeabilidad relativa al aceite, (N,), debido a la alteracién de la mojabilidad original
de la roca, partiendo de una tendencia con mojabilidad al aceite o intermedia hacia una condicion de
mayor mojabilidad al agua, la cual hace que el agua tienda a ser afin a la roca, quedando atrapada en
los poros menores y en las superficies de éstos, por consecuencia el aceite ocupa los poros mas

grandes, facilitando su flujo.

Con la finalidad de cuantificar el incremento de la recuperacion de aceite, atribuible al cambio del
exponente de la curva de permeabilidad relativa al aceite (N,) en la parte del experimento que
considera el empleo de soluciones con surfactantes, se realizé una sensibilidad a la segunda curva
de permeabilidad relativa que representa la alteracion de la mojabilidad de la roca hacia una
tendencia de mayor mojabilidad al agua. En la Fig. 4.1.16 se muestra la curva de k; ajustada para el
proceso de imbibicion natural (primera curva) y la curva de k, ajustada para el proceso de

imbibicion con soluciones acuosas de surfactantes (segunda curva).
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Fig. 4.1.16, Curvas de k; ajustadas por imbibicion de agua de mar y soluciones acuosas con

surfactantes.

Cabe mencionar que se mantuvieron sin cambio los valores de los puntos extremos de las
permeabilidades relativas, asi como de las saturaciones de agua y aceite residual. De igual forma,
los valores de presion capilar para este ejercicio se mantuvieron constantes en un valor igual a cero.
Este pardmetro se analizard por separado con el objeto de poder discretizar su efecto, lo cual se
tratara en el apartado siguiente. En la Fig. 4.1.17 se muestran los juegos de curvas que se emplearon

para el andlisis de sensibilidad a la magnitud del exponente de la curva de permeabilidad al aceite
(No).
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Fig. 4.1.17, Juego de curvas de permeabilidad relativa para sensibilidad al exponente de la curva de

al aceite (N,)

Los resultados mostrados en la Fig. 4.1.17 que se obtuvieron con el cambio en el exponente de la

curva (No), muestran que la recuperacion de aceite afecta principalmente la velocidad con la que se

libera el aceite de la roca (ritmo de imbibicion), esto significa que las curvas con exponentes (N,)

menores se traducen en una aceleracion de la produccion de aceite. En la Fig. 4.1.18 se muestra el

comportamiento previamente descrito, asi como el rango analizado de los exponentes.
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Fig. 4.1.18 Comportamiento de la recuperacion de aceite por efecto del exponente de la curva de

permeabilidad relativa al aceite (N,)
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Es importante mencionar que las curvas con valores mayores de exponente tienden a recuperar la
misma cantidad final de aceite que los casos de menor exponente, tal y como se observa en la Fig.
4.1.18 y la diferencia en estos casos es el tiempo en el que se alcanza el valor de la saturacion
residual de aceite, y para un cierto tiempo, la recuperacion de aceite obtenida dependera del ritmo
de imbibicidn, relacionado con la magnitud del exponente N, utilizado.

1V.1.2.2 Sensibilidad de la recuperacion de aceite a la saturacion de aceite residual, Sopy.

A fin de poder cuantificar el beneficio en la recuperacion de aceite por efecto del cambio en la
saturacion de aceite residual (Sonw) Y poder discretizarlo tal y como se mostro en el caso anterior, se
realiz6 un ejercicio considerando un conjunto de curvas de permeabilidades relativas para un cierto

rango de valores de S, el cual se muestra en la Fig. 4.1.19.
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Fig. 4.1.19 Comportamiento de la recuperacién de aceite por efecto de Sony

Los resultados ilustrados en la Fig. 4.1.19 muestran una relacién directa entre el valor de la Sq Y 12
recuperaciéon de aceite, por lo que este pardmetro deberd considerarse como fundamental en el
analisis de las curvas de permeabilidades relativas asociadas a los diferentes litotipos. En la Fig.
4.1.20 se presenta el rango de valores de S, empleado para el analisis, cuyos resultados muestran

gue a valores menores de S, S€ tiene una mayor recuperacién de aceite, como seria de esperarse.
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Fig. 4.1.20 Efecto de la alteracion de la saturacion residual de aceite, Sqrw €n la recuperacion de

aceite.

1V.1.2.3 Sensibilidad al punto extremo (end-point) de la curva de K.
Otro de los pardmetros analizados para determinar el beneficio de los surfactantes es el punto
extremo de la curva de k;, Para esto se vario el punto extremo de un valor de 0.6 hasta 1.0. En la

Fig. 4.1.21 se muestran las curvas que se emplearon para llevar a cabo este ejercicio.
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Fig. 4.1.21 Juego de curvas de k; para diferentes puntos extremos de K,
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Los resultados de las simulaciones para las diferentes curvas mostradas en la Fig. 4.1.21 muestran
que el impacto de este parametro es poco significativo con respecto a los parametros previamente

analizados, lo cual se muestra en la Fig. 4.1.22
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Fig. 4.1.22 Recuperacion de aceite para diferentes valores de puntos extremos de ki,

1V.1.2.4 Sensibilidad a la curva de Permeabilidad Relativa al agua, K.

Otro de los parametros de las curvas de permeabilidades relativas que se ve afectados por el uso de
los surfactantes es la curva de permeabilidad relativa al agua, k., la cual como ya se ha mencionado
tiende a mejorar la eficiencia de flujo del aceite al experimentar la roca un cambio en su
mojabilidad, ya que el agua tiende a adherirse a su superficie cuando tiene preferencia por el agua.
Este efecto se traduce en una disminucion del valor de la curva de permeabilidad relativa al agua,
por lo que se analizaran los efectos que tienen diferentes puntos extremos de la curva de kn,. EnN
Fig. 4.1.23 se muestra el juego de curvas empleado para un rango de puntos extremos de la curva de
k. entre 0.2 hasta 0.6; los resultados obtenidos mostraron que la recuperacién de aceite por efecto
de este cambio no parece ser tan importante, ya que practicamente la curva que define la

recuperacién de aceite se mantuvo sin cambios, como puede observarse en la Fig. 4.1.24.
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Fig. 4.1.23 Juego de curvas de k; para diferentes puntos extremos de k.,
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Fig. 4.1.24 Efecto de la sensibilidad al punto extremo de K,

Como conclusion de los ejercicios anteriores se pudo notar que el efecto que tiene un mayor
impacto en la recuperacion adicional de aceite por efecto de los surfactantes es la disminucion de la
saturacién residual de aceite, Son, Seguido por el exponente de la curva de permeabilidad relativa al
aceite, ki, y finalmente el exponente de la curva de k., es la que menos impacto tiene en la

liberacion adicional de aceite.

111



IV.2 Principal utilidad de la simulacion numérica en la determinacion de la fraccion del
yacimiento que puede ser candidato para la aplicacion de un proceso de EOR utilizando

agentes quimicos.

La aplicacion de un proceso de EOR para un yacimiento naturalmente fracturado en las zonas que
han sido barridas por el avance de los contactos Gas-aceite y/o Agua-aceite, tiene como objetivo
una porcidn del aceite remanente que se encuentra en las zonas de menor conductividad o matriz, el
cual se puede traducir en volimenes importantes de aceite a recuperar y que motivan la aplicacion
de este tipo de procesos. Sin embargo, el nimero de pruebas de laboratorio que se puede realizar en
muestras de roca del yacimiento llega a ser reducido, principalmente por limitaciones
presupuestales, asi como por los largos tiempos que toman las determinaciones de laboratorio, lo
que origina un incremento en el nivel de incertidumbre, sobre todo cuando en el yacimiento se
presenta una gran diversidad de tipos de roca (litotipos), con propiedades que también son variables,
por lo que a fin de tener una mejor idea de la factibilidad de la aplicacion de este tipo de procesos,
es necesario realizar simulaciones adicionales que permita complementar los resultados de los
ajustes realizados a las pruebas de laboratorio disponibles y que como resultado den lugar a un
mayor sustento a las inversiones que se realizaran en aplicaciones futuras de campo como las
pruebas piloto. En la Fig. 4.2.1 se muestra la distribucion de litotipos para el yacimiento de estudio,
YNF costa-afuera.

Rel Perm Set Number 1979-06-01

[File: UPDATED_Ci
User: oscarm
Date: 13/01/2013
- 1.00:7

Fig. 4.2.1, Distribucion de tipos de roca en el yacimiento de estudio. (Grupo de Ingenieria de
Yacimientos RMNE, 2000).
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I1VV.2.1 Seleccion de litotipos representativos del yacimiento.

En esta parte del presente trabajo se analiza el efecto que tiene la aplicacion de surfactantes en los
diferentes litotipos que se presentan en el yacimiento, con base en el ajuste de los resultados
obtenidos en las pruebas de laboratorio en muestras de roca con surfactantes. EIl andlisis tiene
fundamento en el hecho de que dichas pruebas de laboratorio se realizan solo en un tipo de roca y el
proposito es hacerlas extensivas a una mayor cantidad de litotipos del yacimiento.

Se consider6 como base para la determinacién de la cantidad de litotipos presentes, el modelo de
simulacion del yacimiento en estudio del afio 2000 (Grupo de Ingenieria de Yacimientos, RMNE,
2000). El nimero de litotipos para el sistema matriz es de 45, los cuales se encuentran identificados
por los nimeros del 3 al 47 en la Fig. 4.2.2 y en ésta se muestra la frecuencia con la que se presenta
cada uno de los litotipos en el yacimiento y que sirve en la determinacion de los litotipos mas

representativos.

Distribucion de permeabilidades relativas del sistema matriz

45000
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@ b P »

Numero de Litotipo

Fig. 4.2.2, Frecuencia de los litotipos en el yacimiento de estudio (Grupo de Ingenieria de
Yacimientos RMNE, 2000).

En la Fig. 4.2.2 se observa que cinco tipos de roca son los que se presentan con mayor frecuencia en
el yacimiento (litotipos 4, 5, 7, 9 y 15), por lo que el trabajo se enfocara en el analisis de estos
litotipos.

Como se menciond previamente, a cada tipo de roca, le corresponde un juego de curvas de
permeabilidades relativas, en la Fig. 4.2.3, se muestran las curvas de permeabilidades relativas

caracteristicas de los litotipos que se presentan con mas frecuencia en el yacimiento.
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Fig. 4.2.3, Curvas de permeabilidad relativa de los litotipos méas representativos en el yacimiento
(Grupo de Ingenieria de Yacimientos RMNE, 2000.)

IVV.2.2 Principales caracteristicas de los litotipos representativos del yacimiento.

La Fig. 4.2.3 muestra las curvas de permeabilidades relativas de los tipos de roca que se presentan
con mas frecuencia en el modelo de simulacién, de lo cual se destaca el tipo de mojabilidad al aceite
gue se presenta en los litotipos 5, 15 y 9, las cuales muestran un cruce de las curvas de
permeabilidad relativa en valores menores a 0.5.

Ademas de los exponentes de las curvas al aceite (N,), las cuales presentan valores de mas de 5.0, lo
cual conforme al criterio de Craig, previamente mencionado implicaria un tipo de mojabilidad

preferencial hacia el aceite.
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Para el caso de las litotipos 7 y 4, estos aparentan un comportamiento de mojabilidad intermedia, ya
que el cruce de las curvas de k; se encuentra en un valor muy cercano a 0.5. Otro aspecto
importante en las caracteristicas de estos litotipos mas representativos es que se tienen valores
completamente distintos de Sow Y como fue descrito previamente, este parametro afecta la

recuperacion de aceite en forma directa.

1VV.2.3 Extensién de los resultados del modelado del experimento de imbibicion y alteracion de

mojabilidad.

La evaluacion del beneficio del proceso de imbibicion y de la aplicacion de surfactantes para los
litotipos mas representativos presentes en el YNF costa-afuera, se realizé con el mismo modelo de
simulacién de la celda de imbibicién generado en STARS® de CMG (Figs. 4.1.15 y 4.1.16), donde
la muestra de roca con una saturacion inicial de aceite de 57% es primeramente rodeada por agua de
formacion y después de un tiempo es reemplazada por una solucién de agua de mar con surfactantes
al 0.1% en peso. Esta simulacion del experimento se evalu6 para los cinco litotipos del yacimiento
descritos previamente, donde la primera curva de permeabilidades relativas para el sistema agua-
aceite usada en el modelo de simulacion para la etapa de imbibicion natural por efecto de agua de
formacidn, corresponde a las descritas en la Fig. 4.2.3, y para el caso de la segunda parte del
experimento que corresponde a la alteracion de mojabilidad por efecto de los surfactantes, se
propuso una segunda curva basada en el ajuste de las pruebas realizada en el nucleo del C-1035,

previamente descrita en el Capitulo I11.

1V.2.4 Alteracién de las curvas de permeabilidades relativas por efecto del surfactante.

La informacién que se genera de las pruebas de laboratorio permite cuantificar el efecto de la
imbibicion natural y del surfactante en las curvas de permeabilidades relativas para un tipo de roca
o litotipo en particular; sin embargo, resulta necesario conocer los valores esperados de
recuperacién de aceite para el resto de ltitotipos que se presentan con mayor frecuencia en el
yacimiento. A fin de extrapolar dicho efecto al resto de los litotipos, se emplearon los resultados
de los ajustes obtenidos por simulacion numérica a la pruebas de imbibicion espontanea y

desplazamiento, mostrados en el Capitulo I11.
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En la Fig. 4.2.4 se muestra la magnitud de la alteracion de la curva de permeabilidades relativas
original por efecto de los surfactantes, la cual se traduce principalmente en una disminucion de la
saturacion residual de aceite, Sy en 0.14 unidades para la prueba de desplazamiento y que fue del
mismo orden para el ajuste de la prueba de imbibicion.

La disminucién en el valor de Sy, genera a su vez un cambio en el cruce de las curvas de ks al
aceite y al agua hacia la derecha dando como resultado una tendencia de mayor mojabilidad al agua.
Este mismo factor de disminucién de S, se aplico a las curvas de los cinco principales litotipos del

yacimiento, ya mencionados.
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Fig. 4.2.4, Alteracion de S por efecto de los surfactantes obtenidas por simulacién de
experimentos de laboratorio.

En base a los cambios descritos, se propuso una curva de permeabilidades relativas alterada por
efecto del surfactantes para los 5 litotipos mas frecuentes en el yacimiento, en la Fig. 4.2.5 se
muestra los juegos de curvas originales y alteradas para estos litotipos.

Cabe hacer mencion que los exponentes de las curvas de permeabilidad relativa al agua y aceite
aungue sufrieron cambios en el ajuste de la prueba de imbibicion se consideraran los mismos para
los cinco litotipos mas representativos del yacimiento en virtud de que estos no afectan de forma
importante la recuperacion adicional de aceite, solamente el ritmo de produccion de aceite, tal y

como ya fue demostrado anteriormente.
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Fig. 4.2.5, Curvas de k; originales y alteradas por efecto del surfactante.

IVV.2.5 Discusidn de resultados del experimento de imbibicion y alteracién de mojabilidad.

Los resultados obtenidos en la simulacion muestran que los litotipos 7 y 4 generan una recuperacion
mayor de aceite durante la primera etapa que corresponde a imbibicion espontdnea en agua de
formacion, lo cual se debe a que éstos litotipos presentan caracteristicas de mojabilidad intermedia a

diferencia del resto, que por las caracteristicas de sus curvas corresponden a mojabilidad al aceite.
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La segunda parte del experimento que corresponde al efecto de la solucion de agua de mar con
surfactantes, esta tiene un efecto diferente para cada uno de los litotipos.
En la Fig. 4.2.6 se muestra la recuperacion adicional obtenida para cada uno de los cinco litotipos.
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Fig. 4.2.6, Recuperacion por imbibicién y surfactantes observada en cinco litotipos del yacimiento.

De los resultados anteriores se observa que los litotipos que presentan mojabilidad intermedia (7 y
4) también recuperan una cantidad mayor de aceite en el experimento de imbibicién esponténea,
debido a los valores bajos de Sow, l0s cuales son menores comparados con el resto de las curvas
(15, 5y 9). Sin embargo, este hecho descarta que el beneficio por efecto de los surfactantes
también sea mayor, lo cual se debe principalmente a que el valor de saturacién de aceite residual en
este tipo de rocas es menor y por lo tanto el volumen disponible por recuperar por efecto de los
productos quimicos también es menor. Por otro lado, las curvas con mojabilidad al aceite,
presentaron una menor recuperacion durante la etapa de imbibicion, sin embargo en la etapa de
alteracién de mojabilidad su recuperacion fue mayor comparada con las de mojabilidad intermedia.
En la Fig. 4.2.7 se presenta en forma gréafica la recuperacion de aceite para cada uno de los litotipos

en las dos etapas del experimento de imbibicion.
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Fig. 4.2.7 Evaluacion de la recuperacion de aceite en los cinco litotipos mas representativos.

En los resultados obtenidos de la simulacion del experimento, se pudo observar que la alteracion de
mojabilidad en las curvas de permeabilidades relativas por efecto de productos quimicos, en
aquellos litotipos como el 7 y 4, que presentan caracteristicas originales de mojabilidad intermedia,
no reportan un incremento importante en la etapa de recuperacion adicional por surfactantes , lo
cual se debe principalmente a que estos litotipos con estas caracteristicas de mojabilidad como ya se
menciono, tienen una mejor capacidad de imbibicion de forma natural, dejando bajas saturaciones
de aceite disponible para el proceso con surfactantes, lo cual se traduce en una recuperacion menor
durante esta etapa.

Por otro lado, para el caso de los litotipos 5, 15 y 9, que presentan de forma original caracteristicas
de mojabilidad al aceite, al igual que en el ejercicio anterior, se observd una recuperacion muy
limitada en la primera etapa del experimento, debido a su baja capacidad de imbibicién natural, lo
cual es caracteristico de este tipo de rocas; sin embargo, el incremento de recuperacion en la etapa
de surfactantes que genera una tendencia de mayor mojabilidad al agua impuesto por las curvas de

permeabilidades relativas si genera un efecto de recuperacién adicional importante.

Como una primera aproximacion, al requerirse todavia mayor cantidad de informacion y de
elaboracidn, y con la finalidad de asociar la fraccién del yacimiento con la recuperacion observada
por imbibicion natural y por el efecto de surfactantes en los diferentes litotipos mas importantes, se
considerd la frecuencia con la que cada uno de estos estd presente en el yacimiento, en la Tabla
4.2.1 se muestra un resumen de las recuperaciones observadas de cada uno de los litotipos y la

frecuencia de cada uno de estos en el yacimiento.
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Tabla 4.2.1 Resumen de recuperacion por imbibicion natural para los litotipos mas representativos

LITOTIPO OO0IP REC IMBIB FRIMBIB |FRECUENCIA
# cm3 cm3 % %
7 5.425 3.35 61.71 27
4 5.425 4.15 76.46 25
5 5.425 0.95 17.55 19
15 5.425 0.39 7.22 16
9 5.425 1.87 34.38 13

Los resultados anteriores se presentan en forma grafica en la Fig. 4.2.8, donde se puede concluir que
aproximadamente en el 52% del yacimiento se observaria una recuperacion promedio del 70% por
efecto de imbibicion natural generada por los litotipos 4 y 7. El restante 48% del yacimiento, dado
por la frecuencia de los litotipos 5, 15 y 9 reportarian una recuperacioén promedio del 20%
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Fig. 4.2.8 Fraccidn del yacimiento asociada a la recuperacion por imbibicion natural para los

litotipos mas representativos.

De igual forma, para el caso de imbibicion por efecto de surfactantes, se realizé el mismo ejercicio,

cuyos resultados se muestran en la Tabla 4.2.2.

Tabla 4.2.2 Resumen de recuperacion por imbibicién por surfactantes para los litotipos mas

representativos

LITOTIPO (o]e]]4 RECIMBIB | FRIMBIB |FRECUENCIA
# cm3 cm3 % %
7 5.425 0.57 10.58 27
5.425 0.36 6.63 25
5 5.425 0.75 13.79 19
15 5.425 0.62 11.46 16
9 5.425 0.75 13.77 13
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En la Fig. 4.2.9 se muestran de forma gréfica los resultados de recuperacion por imbibicion con
surfactantes para diferentes fracciones del yacimiento, en base a la frecuencia con que se presentan
cada uno de los litotipos.
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Fig. 4.2.9 Fraccién del yacimiento asociada a la recuperacion por imbibicidn por surfactantes para

los litotipos més representativos.

En la Fig. 4.2.9, se puede observar que para el 48% del yacimiento, considerando que ahi se
encuentran presentes los litotipos 5,15 y 9, los resultados obtenidos de recuperacion adicional del
aceite por imbibicion con surfactantes representan una recuperacion adicional promedio de 13% del
aceite remanente, mientras que para el 52% restante del yacimiento, el valor de recuperacion
adicional es del 9% del aceite remanente, en promedio. ESs conveniente mencionar que estas cifras
representan una primera y burda estimacion, que podria ser considerada en cierta forma como
optimista, ya que solo se contdé con los resultados de un Unico experimento de laboratorio, por lo
gue cualquier imprecision en sus resultados se verian magnificados en la estimacidn anteriormente
presentada. No obstante, se considera que esta argumentacion permite resaltar la gran importancia
que reviste el contar con mayor cantidad y calidad de informacidn gque permita obtener estimaciones

mas aproximadas de la aplicacion de la metodologia presentada en este trabajo.
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De forma preliminar y cualitativa se puede anticipar que si la mayoria del yacimiento presenta
caracteristicas de mojabilidad al aceite, se cuenta con una mayor cantidad de aceite remanente
atrapado en el sistema de baja conductividad (matriz), por lo que un proceso de EOR en el que se
empleen soluciones de productos quimicos tiene mejores posibilidades de recuperar una mayor
cantidad de aceite en comparacion con un yacimiento donde predominen tipos de roca con
caracteristicas de mojabilidad intermedia, donde el proceso que domina seria el de imbibicion

natural.

Los resultados de los ejercicios de simulacion realizados en este trabajo permiten generar algunas
conclusiones generales acerca de la aplicacion de soluciones surfactantes que puedan alterar la
mojabilidad original de rocas mojables por aceite presentes en las dos zonas de un yacimiento
donde se tenga aceite remanente, una seria la zona invadida por el avance del casquete de gas y otra

la zona invadida por el avance del acuifero.

Para el caso de la zona del casquete de gas, donde la matriz no ha sido contactada por el agua, si el
tipo de roca que predomina fuera del tipo de mojabilidad intermedia, la presencia de agua en el
casquete permitiria, al menos tedricamente, mediante el proceso de imbibicion natural movilizar
una buena cantidad del aceite remanente en dicha zona; sin embargo debido a la naturaleza de alta
intensidad de fracturamiento del yacimiento no seria recomendable inyectar el agua como tal, por lo
gue seria necesario disefiar un proceso que permitiera disminuir la alta movilidad del agua en el
sistema de fracturas, como ocurre con un sistema de surfactante espumado, permitiendo que al
coalecer cierta porcion de la espuma, su fase liquida permita su imbibicion en el sistema de menor
conductividad, liberando una porcién del aceite entrampado en dicho medio. Sin embargo, si las
mojabilidades que predominan en la zona del casquete de gas son al aceite, entonces se requerira
considerar en la aplicacion, un surfactante que ademas de tener la funcién de espumar permita de
forma paralela generar un efecto importante en la alteracion de la mojabilidad hacia el agua a fin de
promover una mayor imbibicidn y que permita recuperar una parte importante del aceite remanente

gue se encuentra en la matriz.

Cabe hacer mencién que los surfactantes pueden ser disefiados para promover la generacion de
espumas estables y de forma paralela generar en menor o mayor medida el efecto de alteracion de la
mojabilidad de la roca, lo cual estd determinado por la cantidad de productos alteradores en la

formulacion, aunque esto a la vez tendra un efecto importante en la economia del proyecto.
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Por otro lado para el caso de la zona invadida por agua, debido a que la matriz ya fue contactada por
el agua de formacion, si la roca presenta caracteristicas de mojabilidad intermedia, es muy probable
que el efecto de imbibicién natural ya haya tenido lugar en la etapa de agotamiento primario por
avance del acuifero y las saturaciones residuales de aceite sean bajas, lo cual tendria como efecto,
recuperaciones bajas y se deberia investigar méas a fondo antes de realizar inversiones importantes
en yacimientos agotados por agua o zonas donde el avance del acuifero ha generado zonas de aceite
remanente. Sin embargo, en esta misma zona del yacimiento, si las mojabilidades que predominan
son al aceite, entonces el empleo de surfactantes con el objetivo de alterar la mojabilidad de la roca
permitiria recuperar una cantidad significativa del aceite que se encuentra como remanente en esta
zona barrida por avance del acuifero, por lo que es necesario llevar a cabo la mayor cantidad de
mediciones en muestras de roca que permitan confirmar el tipo de mojabilidad a lo largo de la zona
invadida por avance del acuifero y verificar en el laboratorio la formulaciones que permitan
disminuir las saturaciones residuales de la roca a un nivel tal que permita llevar a cabo del proceso

de forma rentable.
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CAPITULO V.
SIMULACION DE LA INYECCION DE SURFACTANTES EN FORMA ESPUMADA EN
MODELOS RADIALES.

V.1 Caracteristicas del modelo radial.

V.2 Caracteristicas y comportamiento de la espuma.
V.3 Conceptualizacion del modelo de espumas.

V.4 Ajuste del modelo de espuma con datos de campo.

V.5 Sensibilidad a varios parametros durante la inyeccién de espuma.
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La siguiente escala dentro de la simulacion de procesos de EOR, es el empleo de modelos de
simulacion radiales, los cuales tienen como objetivo principal el disefio de pruebas de campo a nivel
de pozo, con las cuales se podra determinar el nivel de éxito para la definicion de la aplicacién a
una mayor escala, ademas de que este tipo de pruebas generan mayor informacion del proceso. En
este capitulo se estudiara en modelos radiales la aplicacion de soluciones de surfactantes en forma
espumada en la zona invadida por gas considerando la heterogeneidad del sistema matriz-fractura,

asi como las condiciones actuales de presién y temperatura que predominan en el yacimiento.

V.1 Caracteristicas del modelo radial.

Se seleccion6 un area de la parte sur del yacimiento en estudio, YNF costa-afuera, que a
condiciones actuales tiene un desarrollo importante del casquete de gas, dicha zona se ubic6 dentro
del modelo de simulacién ajustado en STARS® de CMG (Proyecto CMG-PEP, 2011) y se extrajo la
informacidn necesaria para la construccién del modelo radial. En la Fig. 5.1.1 se muestra la

ubicacion seleccionada considerando como referencia la localizacion del pozo YNF-1.

File: STARS_DK_N
User: oscarm
Date: 24/02/2013

Fig. 5.1.1, Ubicacién de la zona de interés para el estudio mediante modelos radiales.

En base al comportamiento del avance del contacto gas-aceite, se tiene que para el afio 2009, la
posicion de este, se ubicdé a una profundidad de 6953ft (2120mv). Tomando esta fecha como
referencia, se extrajo del modelo de simulacion ajustado la informacion necesaria para la poblacion
del modelo radial, la cual consistié de propiedades petrofisicas como porosidad y permeabilidad del
sistema matriz y fractura, propiedades de los fluidos, representadas por las fracciones molares de

gas y aceite, presiones de matriz - fracturay saturaciones de aceite y gas.
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Las dimensiones que se consideraron en el modelo radial son 23 capas y 20 anillos, donde la
frontera exterior se ubic6 a una distancia de 1,700 pies, equivalente a un poco méas de 500 metros a
partir del centro del modelo, cabe hacer mencién que en el yacimiento de estudio, YNF costa-
afuera, el espaciamiento entre pozos es de alrededor de 300 metros, por lo que la distancia
considerada del centro del pozo a la frontera externa del modelo es suficiente para tomar en cuenta
esta condicion. En lo que se refiere a la altura o espesor del modelo, se consideraron 2500 pies
equivalentes a 762 metros, de los cuales 300 metros corresponden a la zona de gas, en el yacimiento
el espesor de la capa de gas es variable, desde 1000 metros verticales considerando la cima de la
estructura a unas cuantas decenas de metros en la parte de los flancos. En la Fig. 5.1.2, se muestran

las dimensiones y caracteristicas del modelo de simulacion radial.
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Fig. 5.1.2, Dimensiones del modelo radial de simulacién

Para la extraccion de la informacién proveniente del modelo de simulacion numérica se
consideraron las celdas que se encuentran sobre la trayectoria del pozo YNF-1, en la Fig. 5.1.3 se
muestra una seccién extraida del modelo de simulacion ajustado, donde se presenta la propiedad de
saturacién de aceite en la matriz del modelo junto con los valores de las propiedades de saturacién

de aceite, agua y gas que se incorporaron al modelo radial.
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Fig. 5.1.3, Seccion de la zona del pozo YNF-1 en el modelo de simulacion ajustado en STARS® y

valores de saturacion de fluidos para el modelo radial.

Con la informacion de todas las propiedades dinamicas del sistema matriz —fractura, provenientes
del modelo de simulacion para el afio 2009 (Proyecto CMG-PEP, 2011), se realiz6 la poblacion del
modelo radial, las cuales representan las condiciones iniciales de simulacion. En la Fig. 5.1.4 se
muestra una seccién del modelo radial poblado para la propiedad de saturacion de aceite y gas en la
fractura, asi como la ubicacién del contacto gas-aceite, CGA, para esa fecha. También se muestra
en el centro del modelo, la ubicacion del pozo, terminado en la zona del casquete de gas con dos
intervalos disparados, uno superior, que tendra la funcion de inyectar soluciones de surfactantes en
forma espumada y otro inferior, con la funcién de producir los fluidos obtenidos del proceso, de
esta forma las soluciones de surfactantes en forma espumada que son inyectadas en el intervalo
superior tendran la funcion de alojarse en el sistema de fracturas y de forma progresiva la
coalescencia de la espuma da lugar al proceso de imbibicion en el sistema de fracturas, generando
un proceso de intercambio de agua con surfactante por aceite, el cual es expulsado hacia el sistema
de fracturas y por segregacion gravitacional esta mezcla de fluidos se alojara por encima del

contacto gas aceite, el cual serd producido por el intervalo inferior.

127



T —T
| 6000

Modelo de 23 capas
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Fig. 5.1.4, Ubicacion del CGA 'y del pozo inyector-productor dentro del modelo de simulacién

radial.

El nimero de pseudocomponentes empleado para esta simulacion fue de once, de los cuales seis

corresponden al aceite y gas, incluyendo el nitrégeno.

Este nimero de pseudo-componentes

proviene del ajuste PVT realizado a la composicion original del yacimiento, obtenida durante el

inicio de la explotacion del yacimiento en estudio, YNF costa-afuera (Proyecto CMG-PEP, 2011).

Los otros cinco corresponden a los componentes que dan lugar a la formacién y descomposicién de

la espuma. En la Fig. 5.1.5 se muestran dichos componentes con algunas de sus propiedades como

pesos moleculares y presiones y temperaturas criticas, mas adelante se explicara en detalle el uso de

este nimero de pseudo-componentes.

Componente Pc Tc Peso Molecular
(psi) (°F) (Ib/lbmole)
Agua 0 0 0
Espuma 161.7 920.93 18.338558
Surfactante 144 527 273
Lamella 161 920 18.083667
Lamellal 161 920 18.020000
PC1 667.4 -116.57 16.04
PC23 669.18 139.25 36.03
PC45 519.38 335.45 64.72
PC6 431 453.33 86.18
PC7P 220 960.33 323.08
PN2 492.01 -232.67 28.01

Fig. 5.1.5, Componentes empleados en el modelo de simulacién radial.
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V.1.2 Curvas de permeabilidades relativas.

El empleo de surfactantes en forma espumada en un proceso de EOR aplicado en un yacimiento
naturalmente fracturado, cuya roca tiene una mojabilidad original hacia el aceite, tiene como una de
sus funciones principales, la alteracion de la mojabilidad de la roca de menor conductividad o
matriz, lo cual como ya se observo en el laboratorio, da lugar a un cambio en las curvas de

permeabilidades relativas del sistema agua-aceite.

Por otro lado para el caso de la fractura, al entrar la espuma a este medio, muchas de las condiciones
de flujo se alteran, como la permeabilidad relativa al gas, lo cual como se ha demostrado en pruebas
de campo se ve disminuida, (Villavicencio et al, 2012), ya que las caracteristicas de la espuma como
la viscosidad aparente reducen la capacidad de flujo del gas. Este efecto se incorpora al simulador
STARS® mediante una curva de interpolacion del punto extremo de la permeabilidad relativa al gas,

la cual se activa por presencia de espuma.

V.1.2.1 Curvas de permeabilidades relativas del sistema matriz.

Con la finalidad de representar el proceso de inyeccion de soluciones de surfactantes en forma
espumada, se emplearon dos juegos de curvas, la primera representa las condiciones de flujo previo
a la inyeccién de surfactantes y que corresponde al litotipo #4 y la cual serd denominada como
curva original.

Es conveniente mencionar que se considerd este litotipo para el modelo radial, tomando en

consideracion que es uno de los que se presenta con mayor frecuencia en el yacimiento.

Por otro lado la condicion de flujo representativa de la inyeccidn de soluciones de surfactantes en
forma espumada es emulada mediante una curva modificada con tendencia a mojabilidad al agua,
cuyo valor de alteracién de Sqn, se obtuvo de los resultados del ajuste de los experimentos de
laboratorio que ya fueron discutidos en capitulos (indicar cuales fueron estos capitulos). El empleo
de esta curva modificada se activa por efecto de la presencia del componente surfactante en el
yacimiento, gque a su vez genera una reduccion de la tension interfacial en base a la concentracion
de dicho componente, modificAndose el nimero capilar y reduciendo la saturacion residual de la
matriz (modificacion de la mojabilidad de la roca), dando lugar a un proceso de interpolacion entre
las curvas de permeabilidad relativa original y modificada en el sistema agua-aceite (Amitabh,
2008). Cabe mencionar que para el sistema gas dentro de la matriz no se considera alteracion ya

gue se reconoce gue solo se presentara imbibicion de agua con surfactante.
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En la Fig. 5.1.6 se muestran las curvas de permeabilidades relativas original y modificada por el
uso de surfactantes; cabe mencionar que la segunda curva del sistema agua-aceite, se obtuvo en
base a la disminucién de la S, Obtenida del ajuste a los experimentos realizados en el laboratorio y
que fueron discutidos en el Capitulo Il1.
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Fig. 5.1.6, Caracteristicas de las curvas de k;, normal y alterada, sistema matriz.

V.1.2.2 Sistema constituido por las fracturas.

Es conveniente aclarar que el tipo de permeabilidades relativas que se han utilizado para el
modelado de flujo de fluidos en el sistema de fracturas o de alta conductividad para el yacimiento
en estudio, YNF costa-afuera, son las tipicas lineas rectas con pendiente unitaria a 45°. Para el caso
de estudio que aqui nos ocupa no serd la excepcion, a diferencia que en este caso el flujo de
soluciones de surfactantes en forma espumada en la zona del casquete de gas, generan una
alteracién en la condicion de movilidad al gas, por lo que este efecto se puede representar mediante
un cambio en las caracteristicas de la curva de permeabilidades relativas al gas cuando se tiene

presencia de espuma en el sistema de fracturas.

Este cambio modifica el valor original de los puntos extremos (“end-points”) para las
permeabilidades relativas al gas y al agua, lo cual tiene fundamento en el hecho de que la espuma
reduce la movilidad del gas y en cierta medida la del agua, debido a que la fractura se encuentra

llena de un fluido con mayor viscosidad.

En la Fig. 5.1.7 se muestra en color verde el cambio del punto extremo de las permeabilidades
relativas al gas y agua, mas adelante se mostrara como se determinaron los valores de punto
extremos, los cuales estan ligados al comportamiento del blogueo del gas y produccién de agua

observados en pruebas de campo.
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Gas Oil Relative Permeability Curves @ Block 1,1,1 Water Oil Relative Permeability Curves @ Block 1,1,1
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Fig. 5.1.7, Caracteristicas de las curvas de k;, normal y alterada, sistema de fracturas

V.2 Caracteristicas y comportamiento de la espuma.

La espuma es una dispersion de un volumen grande de gas en un volumen pequefio de liquido
Green D. y Wilhite (1998). Una espuma se produce cuando un liquido que contiene una pequefia
concentracion de agente espumante se pone en contacto con un gas mediante el efecto de energia
mecanica, ocasionando que estos componentes se mezclen. Los agentes espumantes que se
emplean de forma comun son los surfactantes, cuyo proceso de escrutinio o seleccion a nivel de
laboratorio se basa en la estabilidad de la espuma o tiempo de vida obtenida para las condiciones de
temperatura, salinidad del agua de formacion y composicion del agua que se emplea para generar la
solucidn que se inyectara al yacimiento, (Lépez S. et al, 2009).

Para el caso del yacimiento en estudio, cuya localizacion es costa-afuera, es comun emplear el agua
de mar para fines de inyeccion, por lo que es necesario realizar el proceso de escrutinio de estos
productos quimicos, empleando la composicion de dicha agua, donde la concentracién de sales

tienen un efecto fundamental en la estabilidad de la espumas, (L6pez S. et al, 2009).

La aplicacion de soluciones de surfactantes en forma espumada en la zona del casquete de gas como

proceso de recuperacién mejorada, presentan las siguientes ventajas,

e Evita la segregacion de dichas soluciones.
¢ Reduce la canalizacion de las soluciones de surfactantes en la red de fracturas.
e Mejora la distribucion de fluidos dentro del yacimiento.

e Reduce la movilidad del gas del casquete generando un medio menos heterogéneo.
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La generacion de espuma para las aplicaciones de campo se puede llevar a cabo en superficie o
fondo, aunque para este estudio se analiza la inyeccion de una espuma preformada en superficie, la
cual es el resultado de la energia mecéanica ocasionada por el choque de las corrientes de agua con
surfactante y gas.

V.2.1 Calidad y densidad de la espuma.

Las espumas se pueden caracterizar mediante dos aspectos principales, uno que se denomina
calidad y otro la distribucién del tamafio de las burbujas. La calidad se puede definir como la
fraccion o el porcentaje de gas que se encuentra dentro del volumen total de la mezcla y el tamafio
de burbujas se especifican en términos del tamafio o diametro promedio de las burbujas, que a su

vez se denomina textura (Green D. y Wilhite, 1998).

Como ya se ha mencionado, la generacion de espuma en superficie se da como resultado de la
mezcla de las corrientes de agua con surfactante y gas, donde los volumenes de cada una de estas
corrientes dan lugar a lo que ya previamente se ha denominado calidad, cabe mencionar que el gas a
condiciones de superficie ocupa un gran volumen por lo que la calidad a estas condiciones siempre
sera mayor comparada con la de las condiciones de fondo o yacimiento, entonces se podria decir
que el comportamiento de la espuma en términos de calidad, es funcidn del cambio de volumen que
experimenta el gas que se encuentra contenido en esta, en la Fig. 5.1.8 se muestra el
comportamiento de la calidad de la espuma para diferentes valores de presion, a partir de datos
reales de volimenes inyectados de agua con surfactante y gas a condiciones de superficie. Estos
calculos fueron obtenidos a partir de informacion de pruebas de campo para el control de movilidad

de gas con soluciones de surfactantes en forma espumada (Villavicencio et al, 2012).
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Comportamiento de la calidad de la espuma
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Fig. 5.1.8, Comportamiento tipico de la calidad de la espuma vs presion.

Al igual que la calidad, la densidad tiene un comportamiento equivalente, lo cual quiere decir que
los cambios en los volimenes de gas contenido en la espuma se deben principalmente a la
diferencia de presion, por lo que la densidad a condiciones de superficie tendra valores menores
comparada con las condiciones de fondo. En la Fig. 5.1.9, se muestra un comportamiento tipico de
la densidad de la espuma para un rango de presiones desde la superficie hasta la profundidad del
intervalo disparado del pozo donde se llevo a cabo la inyeccion durante una prueba de control de

movilidad con espuma.
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Fig. 5.1.9, Comportamiento tipico de la densidad de la espuma vs presion.

Este tipo de comportamiento, tanto de la densidad como de la calidad de la espuma para diferentes
rangos de presién, se obtuvo a partir de informacién de campo medida con herramientas de tipo
PLT (Production Logging Tool) a condiciones de fondo durante pruebas de control de movilidad

del gas con espuma en pozos del yacimiento en estudio.
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Cabe hacer mencion que para estas pruebas de campo, la inyeccion de espuma fue el resultado de la
mezcla de agua de mar con surfactantes al 0.6% en peso y nitrégeno, los cuales se estuvieron
inyectando en una proporcion tal que a condiciones de fondo se tuvo una calidad de 70%
(Villavicencio et al, 2012). Este comportamiento es de gran importancia ya que el cambio en
densidad de la espuma da lugar a efectos importantes en el medio, como la segregacién de este
fluido, por lo que es importante verificar que el modelo de espumas reproduzca este

comportamiento.

V.2.2 Tiempo de vida media de la espuma.

Otro de los parametros fundamentales en una aplicacion de EOR con soluciones de surfactantes en
forma espumada es el tiempo que esta tarda en coalecer, que también se conoce como tiempo de
vida media de la espuma. Este parametro es por demas importante, ya que uno de los objetivos es
que dicha espuma tenga un tiempo de vida media suficiente para alcanzar distancias lo mas alejadas
posibles del pozo cuando se inyecta en la zona de gas de un yacimiento naturalmente fracturado, de
tal forma que las soluciones de surfactantes puedan tener mayor area de contacto posible dentro del
yacimiento. Una primera aproximacion del tiempo de vida media de la espuma proviene del trabajo
a nivel de laboratorio, el cual de forma muy general se obtiene mediante la evaluacion de la
disminucidén progresiva de la altura de la espuma en tubos o recipientes graduados a diferentes
tiempos, y que de cierta forma representa el proceso de decaimiento de la espuma con el tiempo,
(Lépez S. et al, 2009).

Sin embargo, esta informacion a escala de campo es diferente debido a la interaccién de la espuma
en el yacimiento con diferentes fluidos y bajo diferentes condiciones de presion y temperatura , por
lo que los valores de tiempo de vida media de la espuma deberan estar basados en los resultados de
las aplicaciones de campo donde se realizaron pruebas de control de movilidad en pozos que se
encuentren cercanos al contacto gas-aceite, las cuales ademas de poder observar el tiempo de vida
media de la espuma tienen una funcién adicional que es la reduccién de la movilidad del gas del

casquete que se produce en este tipo de pozos debido a su cercania al casquete de gas.
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La forma de monitorear el tiempo de vida media de la espuma para el caso de las aplicaciones de
campo se lleva a cabo mediante la observacion del comportamiento de presion en cabeza en el pozo,
a estrangulador constante, donde el valor de presion tiende a disminuir cuando la espuma se
encuentra activa en el yacimiento debido a que genera una restriccion o bloqueo en la zona del
casquete de gas, pero cuando esta coalece este valor se incrementa nuevamente y tiende a igualarse
con el valor de presion de la zona de gas, ya que el efecto de restriccion o bloqueo de la espuma ha

sido eliminado.

V.3 Conceptualizacion del modelo de espumas.

V.3.1 Conceptualizacion del proceso.

La espuma que se genera por la mezcla del agua de mar, surfactantes y gas nitrogeno por accién
mecanica se degrada por efecto de factores como el tiempo y la presencia de aceite, ocasionando
una descomposicion de ésta en subcomponentes, dando lugar al desprendimiento del gas y la
lamella (pelicula de agua con surfactantes), la cual cuando se rompa, tendra la funcién de
imbibicion del liquido en el sistema de matriz y su consecuente alteracion del sistema roca-fluidos
(cambio en la mojabilidad) debido a la presencia del surfactante. En la Fig. 5.3.1, se muestran los
componentes principales de la espuma, los cuales dentro de la simulacion se controlan mediante el

empleo de reacciones, en donde se involucra el factor tiempo.

ESPUMA

Fig. 5.3.1, Componentes principales de la espuma en el modelado (Adaptado de Green y Wilhite,
1998).
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Cabe mencionar que el proceso de modelar el comportamiento de la inyeccion de espumas puede
hacerse bajo la consideracion de que esta es un liquido o bien un gas (Skoreyko, 2011), ambos
casos presentan limitaciones ya que desde el punto de vista fisico la espuma es un componente que
incluye ambas fases, tanto liquida como gaseosa.

En este trabajo se presenta el manejo de la espuma como un solo componente en forma liquida pero
con las caracteristicas de un componente gaseoso sobre todo para el calculo de algunas propiedades
como densidad, lo cual quiere decir que la densidad del liquido de este componente sera calculado
empleando la compresibilidad del gas (CMG, Manual de STARS®, 2012)

Este tipo de manejo es similar al que se hace en la explotacion de aceites espumados, donde el gas
asociado no se puede liberar debido a la viscosidad del liquido, fluyendo hasta la superficie como
una sola mezcla. En estos aceites espumados, pequefias burbujas de gas fluyen con el aceite y
generan valores altos de compresibilidad, entonces estas burbujas son vistas como un componente
disperso en el aceite, cuyo comportamiento se puede aproximar por medio de caracteristicas del gas
para la fase aceite (CMG, Manual de STARS®, 2012)

El proceso propuesto para modelar el comportamiento de las espumas en el yacimiento se puede
comprender mejor por medio de la Fig. 5.3.2, donde se describen secuencialmente los principales
fendmenos que se encuentran presentes en el modelado. EIl primer fendmeno esta relacionado con
la degradacién o coalescencia de la espuma mediante la activacion de una primera reaccion dando
lugar a los subcomponentes, gas y lamella, donde como ya se menciond, esta Ultima tiene la funcion
de promover la imbibicién del componente liquido en la roca. El tercer fendmeno, esta relacionado
con el efecto del surfactante una vez depositado sobre la roca, el cual se activa por medio de una
segunda reaccién y tiene la funcion de generar una alteracion de mojabilidad y disminucién de los
valores de tension interfacial agua-aceite. Finalmente, como resultado de los procesos previamente
mencionados se genera la liberacién de cierta cantidad del aceite remanente en el sistema de baja

conductividad que se puso en contacto con el surfactante.
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Fig. 5.3.2, Secuencia de fendmenos en el modelado de espumas.

Durante la etapa 1, considerando que la inyeccidn de espuma se da en el casquete de gas, esta se
encontrard fluyendo a través del sistema de alta conductividad o fracturas, ocasionado una
reduccioén de la movilidad del gas debido a las propiedades de la espuma.

Este fendmeno se puede modelar por medio de la activacién de las curvas de permeabilidades
relativas del sistema gas-aceite del sistema de fracturas, al cambiar el valor del punto extremo de las
permeabilidades relativas al gas y al agua hacia un valor menor, el cual como ya se menciond en el
Capitulo 1V, debera estar fundamentado en la reduccién de la movilidad del gas a nivel de
laboratorio, o bien, en caso de existir informacion, en el ajuste de los datos observados en
aplicaciones de campo. Durante esta primera etapa, también se emplea una reaccion que esta
relacionada con el tiempo de vida de la espuma, que como ya se ha mencionado, esta basada en los
experimentos de laboratorio, pero de forma mas contundente debe estar basada en las observaciones
del tiempo de vida media de la espuma a nivel de campo. Para el caso particular de este trabajo,
estas observaciones, y por lo tanto la reaccién empleada, se ajustaron en base a los resultados de las
aplicaciones de control de movilidad de gas con espuma en pozos cercanos al contacto gas-aceite,
en los cuales se pudo observar el tiempo de vida media de este tipo de espuma, por lo que la primera
reaccion tiene como base el comportamiento observado a nivel de campo.

Para el caso de la etapa 2 dentro de la secuencia descrita en la Fig. 5.3.2, la destruccion del
componente espuma, da lugar a la presencia de dos productos o componentes, la lamella, que es
agua con surfactante y el N2, de los cuales este ultimo tendera a segregarse dentro del casquete de

gas, ocasionando también que la espuma se vuelva cada vez mas densa.
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En esta misma secuencia, la lamella que se encuentra libre dentro del medio de fracturas rodeando
la matriz al ser un componente acuoso, se deposita sobre la superficie de la roca, con lo que inicia
un proceso de imbibicion dentro de la matriz, cuya magnitud estara gobernada por una primera
curva de permeabilidades relativas base del sistema agua-aceite, en este caso dicha curva
corresponde al litotipo 4.

Posteriormente, como una tercera etapa del proceso descrito en la Fig. 5.3.2, el surfactante es
liberado de la lamella mediante el empleo de una segunda reaccion, dando lugar a dos componentes,
agua y surfactante, donde la presencia progresiva de este Ultimo, activa una disminucion de la
tension interfacial y a la vez un proceso de interpolacion entre curvas de permeabilidades relativas
en el sistema agua-aceite para una condicién base y una segunda, que incorpora la alteracién de la
mojabilidad de la roca, hacia una tendencia de mayor mojabilidad al agua, la cual fue obtenida en

base al ajuste de los experimentos realizados con surfactantes.
La secuencia de todos estos procesos da lugar a un aumento en la desaturacion de aceite del sistema
de matriz y produccion de aceite de este medio hacia el sistema de fracturas, lo cual puede

observarse en la etapa 4 del proceso descrito en la Fig. 5.3.3.

En la Fig. 5.3.3, se muestra la reproduccion de los fendmenos descritos anteriormente dentro del

modelo radial disefiado para la inyeccidn de surfactantes en forma espumada.
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Fig. 5.3.3, Reproduccion de los fendmenos en el modelado de espumas.
V.3.2 Reacciones incorporadas en el modelo de espumas.

Lo que se pretende con las reacciones en términos sencillos, es hacer que la espuma tenga tiempo
suficiente para colocarse en el sistema de fracturas del yacimiento, y por otro que esta
progresivamente se degrade en agua con surfactante, la cual se imbibira en la matriz, dando lugar a
un proceso de intercambio de agua con surfactante por aceite. Para poder incorporar en el
yacimiento esta idea, se emplean reacciones en el simulador que permiten activar un cambio en la
produccion o descomposicion de componentes.

Sin embargo, para poder verificar que los cambios deseados que se estén generando, se empleé el
modelo radial, previamente descrito, el cual tiene tiempos de computo rapidos y permite generar
conclusiones antes de trabajar con modelos con mayor complejidad.

Como ya se ha venido mencionando, se empled un modelo de dos reacciones para la inyeccion de
espuma en el yacimiento, cuyos componentes se consideran como liquidos, pero que en términos

de densidad se comportan como gases.
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Esta premisa se fundamenta en el hecho de que dentro de la espuma se tienen presentes a la vez los

componentes agua, surfactante y nitrégeno, los cuales progresivamente se iran separando en funcion
de la frecuencia de reaccion empleada. En la Fig. 5.3.4 se muestra la secuencia de degradacion de
la espuma por medio de las dos reacciones que se han considerado para el caso de espuma en forma
liquida.

REACCION 1 REACCION 2
— LAMELLA 1
A
LAMELLA —> —
A+S SURFACTE
S
ESPUMA —_—>— L
A+S+N
NITROGENO
N A=Agua
S=Surfactante

— N=Nitrogeno

Fig. 5.3.4 Reacciones empleadas en el modelo de espumas.

La primera reaccién ocurre a un tiempo determinado o frecuencia que dentro de STARS® se asigna
mediante keywords o palabras clave como FREQ1 (CMG, Manual de STARS, 2012), donde la
espuma se descompone en lamella (agua con surfactante) y nitrégeno, a un tiempo de reaccion
equivalente al tiempo de vida de la espuma observada a nivel de campo en las pruebas de control de
movilidad con espuma, la cual que corresponde a un tiempo de entre 2.5 a 3.0 meses (Villavicencio
et al, 2012). La segunda reaccion (FREQ2) consiste en la descomposicién de la lamella en agua y
surfactante, en este caso el agua que se desprende, se definié como otro componente (lamellal) para
poder diferenciarlo del agua que produce el yacimiento. Esta segunda reaccion tiene sustento en los

resultados del ajuste de las pruebas de imbibicion realizadas en laboratorio.

V.4 Ajuste del modelo de espuma con datos de campo.

Como ya se ha mencionado, la simulacion de espumas debe estar fundamentada en toda la
informacion observada a nivel laboratorio, aungque de forma definitiva es necesario ajustarla a los

comportamientos observados a nivel de campo.
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A continuacion se describe el ajuste a de los pardmetros mas importantes de la espuma observados
durante pruebas de control de movilidad en pozos del yacimiento del presente estudio.

V.4.1 Ajuste de la densidad de la espuma.

En la tabla siguiente se muestran una serie de calculos de la densidad de la espuma para diferentes
valores de presion. Dichos célculos estan basados en los volimenes inyectados de agua con
surfactante y gas en una prueba de campo de control de movilidad con espumas. Cabe mencionar
que estos calculos fueron realizados a fin de generar una funcion que cotejara las mediciones reales

observadas durante las pruebas de campo, las cuales se muestran en color amarillo en la Tabla 5.4.1.

Tabla 5.4.1, Célculo de la densidad de espuma ajustada a mediciones reales en una prueba de

inyeccion de espuma.

PRESION [BG AJUSTADO INVERSO VOL GAS VOL GAS | VOL AGUA | VOL AGUA | CALIDAD CALIDAD | DENS GAS |DENS AGUA| DENS ESPUMA

PSIA BG PCD BPD PCD BPD % Fracc

0 9000000 1602850 48513 8640 99.46 0.99 0.05 101 0.0551
100 0.1593 [ 1433821 255356 48513 8640 96.73 0.97 0.05 1.01 0.0831
200 0.0792 13 712720 126931 48513 8640 93.63 0.94 0.05 1.01 0.1144
400 0.0394 25 354277 63095 48513 8640 87.96 0.88 0.06 1.01 0.1716
600 0.0262 38 235376 41919 48513 8640 82.91 0.83 0.06 1.01 0.2226
800 0.0196 51 176103 31363 48513 8640 78.40 0.78 0.06 1.01 0.2681
1000 0.0156 64 140617 25043 48513 8640 74.35 0.74 0.07 1.01 0.3091
1200 0.0130 7 117000 20837 48513 8640 70.69 0.71 0.07 1.01 0.3460
1400 0.0111 90 100155 17837 48513 8640 67.37 0.67 0.07 1.01 0.3796
1600 0.0097 103 87537 15590 48513 8640 64.34 0.64 0.08 1.01 0.4101
1800 0.0086 116 77733 13844 48513 8640 61.57 0.62 0.08 1.01 0.4381
2000 0.0078 129 69898 12448 48513 8640 59.03 0.59 0.08 1.01 0.4638
2200 0.0071 142 63492 11308 48513 8640 56.69 0.57 0.09 1.01 0.4875
2400 0.0065 155 58158 10358 48513 8640 54.52 0.55 0.09 1.01 0.5093
2600 0.0060 168 53648 9554 48513 8640 52.51 0.53 0.10 1.01 0.5296
2800 0.0055 181 49785 8866 48513 8640 50.65 051 0.10 1.01 0.5485
3000 0.0052 194 46439 8270 48513 8640 48.91 0.49 0.10 1.01 0.5660

Con estos calculos se verifico el valor de la densidad de la espuma para los valores de presion
medidos en campo mediante herramientas de fondo PLT, en los cuales, como ya se menciond, se
consideraron los volimenes de inyeccion de gas y agua con surfactantes medidos en superficie

durante la ejecucion de la prueba, los cuales se resaltan en color verde en la tabla anterior.

En la Fig. 5.4.1 se muestra la informacién de la densidad y presion de la espuma medidas con la
herramienta de fondo durante una prueba de inyeccion de espuma en un pozo del yacimiento en

estudio.
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Fig. 5.4.1 Comportamiento de la densidad de la espuma en prueba de control de control de
movilidad del gas.

En la Tabla 5.4.1 se observa que el célculo de la densidad (resultados en amarillo) se ajusta al que
se observo a nivel de campo para el valor de presién medida en el fondo del pozo. Cabe mencionar
que este tipo de comportamiento debera ser reproducido por el modelo de espumas propuesto, por
lo que a fin de probarlo, se incorpord un valor constante de presion dentro de un modelo radial de
prueba, que fue el mismo que se midié durante la inyeccidn de espuma a nivel de pozo (1625 psi),
con resultados que confirman la reproduccidn adecuada de la densidad. En la Fig. 5.4.2 se muestran
los calculos de la densidad obtenidos a partir de los volumenes de gas y agua con surfactante, curva

verde, y el ajuste del modelo de espuma en el modelo radial para un par de valores de presion, en
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Fig. 5.4.2 Ajuste de la densidad de la espuma en el modelo de simulacién en STARS®.
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La forma de controlar este tipo de comportamiento es mediante la definicién dentro de STARS® de
un componente que es liquido, pero que se comporta como gas para diferentes valores de presion,
dando lugar a un cambio en la densidad. En la Fig. 5.4.3 se muestra el comportamiento de la
densidad del componente espuma en el modelo de simulacion para el mismo valor de presion que se

midio durante la prueba de inyeccion, el cual cumple con los valores observados en campo.

Water Mass Density - Fracture (Ib/ft3) 2004-01-01 Pressure - Fracture (psi) 2004-01-01
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Fig. 5.4.3 Comportamiento de la densidad de la espuma para la presion del yacimiento.

En la Fig. 5.4.3, se verificd el comportamiento de la densidad del componente liquido espuma con
comportamiento de gas cuyo valor obtenido fue de 26 Ib/ft*=0.4 gr/cm® para un valor de presion del

yacimiento en el modelo de 1625 psi.
V.4.2 Ajuste del tiempo de vida de la espuma.

Una de las caracteristicas de la espuma que se ha inyectado en las pruebas de control de movilidad
es el efecto de bloqueo en el sistema de fracturas, el cual da lugar a una disminucion de la
produccion de gas del casquete y una disminucion del valor de la presion en cabeza del pozo donde
se realizo la inyeccién. Para el caso de las pruebas de campo, en particular para el pozo YNF-5.5
(Villavicencio et al, 2012), el tiempo de bloqueo o vida de la espuma observado fue de 2.5 meses,
después de dicho tiempo, el pozo regreso a las condiciones de produccién de gas del casquete

previas a la inyeccidon de la espuma.

En la Fig. 5.4.4 se muestra el comportamiento de presion en cabeza (PTP) observado en el pozo
después del tratamiento con espumas y también algunas de las caracteristicas del tratamiento

empleado durante la prueba.

143



INSTALACIONES
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Fig. 5.4.4, Comportamiento de la PTP durante y después de la inyeccion de espuma en un pozo del
yacimiento en estudio (Villavicencio et al, 2012).

El efecto de bloqueo y tiempo de vida media de la espuma, asociada al comportamiento de las PTP
observados a nivel de campo, se probaron dentro del modelo radial de pozo para el caso del modelo
de espuma propuesto. Para poder ajustar el tiempo de vida media de la espuma observado en la
prueba de control de movilidad en el pozo YNF-5.5, se emplearon tanto la frecuencia de reaccion
como la interpolacién en el sistema de fracturas por presencia del componente espuma, basicamente
esto es una reduccion del valor del punto extremo de la permeabilidad relativa al gas a partir de
ciertas concentraciones de este componente. En lo que se refiere a la inyeccion de la espuma se
emplearon las mismas condiciones que se tuvieron durante la prueba de control de movilidad en
campo, gasto de inyeccion de 9000 bpd y ubicacion del intervalo productor cercano a la interfase
del contacto gas-aceite, tal como se presentd durante la prueba. El ajuste en los tiempos de reaccion
y modificacion del valor del punto extremo de la k.4 permitieron reproducir la disminucion de la
cantidad de gas producido, asi como el tiempo de vida media de la espuma. En la Fig. 5.4.5 se
muestra la condicion base, donde no se realiza inyeccion alguna en el pozo, solo se produce aceite y
gas y se compara con el caso donde se ha inyectado espuma durante tres dias, observandose en la
primera grafica que en el caso donde se inyecta espuma, se tiene una disminucion de la cantidad de

gas por un periodo de tres meses, tal como se observo en la prueba a nivel de campo.
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Fig. 5.4.5, Ajuste del tiempo de vida de la espuma en base a pruebas de campo.

V.5 Sensibilidad a varios pardmetros durante la inyeccion de espuma.

V.5.1 Conceptualizacion de una prueba piloto en el casquete de gas.

Uno de los puntos mas importantes dentro de un proceso de EOR con soluciones de surfactantes en
forma espumada, es determinar la forma de recuperar el aceite que se libera del sistema de baja
conductividad por la accién de los surfactantes en la zona del casquete de gas. El analisis de este
aspecto mediante modelos radiales de simulacion, permite disefiar una prueba de campo a nivel de
pozo, con la que se podra demostrar la factibilidad del proceso, al poder producir el aceite
proveniente del sistema de baja conductividad. Sin embargo la forma de comprobar esta situacion
implica la inyeccion de espuma en el casquete y producir del mismo casquete, el aceite que se esté

seria factible hacerlo.

Para responder a esta pregunta se realizaron escenarios en el modelo radial el cual tiene
implementado el modelo de espuma que se ha venido mencionando, realizandose diferentes tipos de
terminaciones, bajo el concepto de inyectar espuma en un intervalo superior y producir el aceite

liberado en un intervalo inferior, dentro del mismo pozo.
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V.5.2 Efecto del tipo de terminacion en el proceso de EOR.

Uno de los aspectos relacionados con el disefio de la prueba piloto a nivel de pozo es el tipo de
terminacion, lo cual requiere del andlisis del niamero de intervalos disparados asi como su
ubicacion, de igual forma es necesario estudiar el efecto de diferentes tipos de terminaciones, entre
convencionales y especiales, donde este ultimo tipo considera una serie de “brazos” o perforaciones
radiales a fin de poder tener mayor contacto con el yacimiento, durante el proceso de inyeccion de
la espuma, y de igual forma poder contar con un intervalo productor dentro del mismo pozo con las
mismas caracteristicas. En este trabajo se analizO este tipo de terminacion, asi como la
convencional que solo implica disparar la tuberia de revestimiento o TR en diferentes ubicaciones
de la zona del casquete de gas. En la Fig. 5.5.1 se muestran los dos casos de terminacion que se
probaron en el modelo radial

Este tipo de escenarios se plantearon en el modelo radial con la finalidad de poder generar
conclusiones rapidas del proceso y posteriormente estar en posibilidad de implementarlas en el

modelo de campo.

Water Saturation 2002-08-01 Wiater Saturation - Fracture 2002-08-01

Modelo con terminacién convencional Terminacidn especial, perforaciones radiales
Fig. 5.5.1, Opciones de terminaciones para una prueba piloto de EOR a nivel de pozo mediante

inyeccidn de surfactantes espumados.
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V.5.2.1 Terminacién convencional.

A fin de poder tener elementos para determinar la factibilidad de emplear o no terminaciones
convencionales, se realizaron una serie de corridas considerando dos intervalos disparados, el
primero ubicado en la parte superior con el objetivo de inyectar espuma y hacer que el efecto de los
surfactantes libere aceite de la matriz que por efecto de segregacion gravitacional sea recuperado a
través de un segundo intervalo ubicado en la cercania del contacto gas-aceite. Considerando este
arreglo, se realizaron diferentes corridas de sensibilidad en el modelo radial de espuma para
diferentes ubicaciones del intervalo productor tomando como referencia la distancia al contacto gas-
aceite. De este andlisis, se observo que a medida que se ubica el intervalo productor mas cercano al
contacto gas-aceite, se presentan producciones mayores de aceite, debido principalmente a que el
aceite liberado de la zona de baja conductividad del casquete de gas tiende a segregarse,
acumulandose en la interfase gas-aceite, dando lugar a que las saturaciones de aceite en la fractura

sean mayores en esta zona, Fig. 5.5.2

Onl Saturaton - Fracture 2002.08-01 Oil Saturation - Fracture 2003-03-01

Intervalo
productor

Saturacion de aceite en la fractura, previo a la ., . ,
Saturacion de aceite en la fractura, después de 1

inyeccidn de surfactantes . L
ano de inyeccion de surfactantes
Fig. 5.5.2, Aceite liberado del sistema de baja conductividad por encima de CGA durante una

prueba de EOR utilizando surfactantes espumados.

Con la finalidad de cuantificar la produccion adicional de aceite, o beneficio que se obtiene por la
inyeccion de surfactantes en forma espumada, se realiz6 una comparacion de las producciones de
aceite y gas para un escenario base, en el cual no se realiza inyeccion alguna, y el caso donde se
inyecta espuma, colocando el intervalo productor lo méas cercano posible al contacto gas-aceite, en
este caso el intervalo productor se ubicé a 23mV por encima del contacto gas-aceite y el intervalo
inyector a 123 mV.
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Cabe mencionar que también se realizaron escenarios donde el intervalo productor se ubica mas
alejado del contacto gas aceite, es decir con una ubicacion estructuralmente mas alta y se

observaron producciones de aceite casi nulas del orden de 50bpd y volimenes de gas excesivamente
altos.

En la Fig. 5.5.3, parte izquierda, se muestran los resultados del escenario base, en el cual no se
realiz6 inyeccion alguna y solo se pone a produccion el pozo, controlado por presion de fondo y un
gasto maximo de produccion de gas de 300MMPCD. Por otro lado, en la parte derecha, se muestra
el caso donde se inyecta espuma a un gasto de 8000bpd por tres meses, y se pone a producir el
pozo por un periodo de un mes.
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Fig. 5.5.3, Perfil de produccion de los casos base y con inyeccion de espuma.

La grafica anterior muestra que la ubicacién del intervalo productor en la parte mas baja del
casquete y cercano a la interfase del contacto, es la posicién que méas favorece la produccion del
aceite liberado de la zona de baja conductividad del casquete, también puede observarse una
disminucién de la produccion de gas por efecto de bloqueo de la espuma. En la Fig. 5.5.4 se

muestra una comparacion de la disminucion del volumen de aceite de la matriz en el modelo para
ambos casos.
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Fig. 5.5.4, Efecto en la reduccion del volumen de aceite en el sistema de matriz del modelo.

V.5.2.2 Terminacion especial.

Uno de los aspectos importantes relacionados con el disefio de la prueba piloto a nivel de pozo es el
tipo de terminacion del mismo, dentro de las que se encuentran las que se denominan especiales, las
cuales tienen por objeto maximizar el area de contacto con el yacimiento y de esta forma poder
colocar en una mayor area del mismo los surfactantes en forma de espuma, y de igual forma poder
producir el aceite liberado del sistema de baja conductividad o matriz. Este tipo de terminacion, es
el que arriba ya fue descrito como un pozo con perforaciones radiales de longitudes de alrededor de

100metros, en este trabajo se analizara un tipo de terminacion especial con 4 brazos.

Con la finalidad de hacer evidente el impacto de este tipo de terminacion del pozo en una futura
prueba piloto de EOR con surfactantes, se incorpord dentro del modelo radial un pozo con dos
intervalos de cuatro “brazos” o perforaciones radiales cada uno, donde un primer intervalo tiene la
funcion de inyectar espuma y otro de producir el aceite liberado de la matriz. En cuanto a la
ubicacion del intervalo productor se empled el mismo criterio que en la terminacién convencional,
que advierte que el intervalo productor debe ubicarse cercano al contacto gas aceite, en la Fig. 5.5.5

se muestra la terminacion empleada.
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CGA

Fig. 5.5.5 Ubicacidn de los intervalos inyector y productor con perforaciones radiales.

Se analizé una corrida base con el mismo criterio que en el caso de la terminacién convencional, el

cual implica no inyectar nada en el pozo, a fin de poder tener un mismo punto de partida en el

analisis, observandose que para las mismas condiciones tanto la terminacion especial como la

convencional tienen los mismos resultados en términos de produccién de aceite,

lo cual es

razonable ya que bajo las condiciones de saturacion de aceite en la fractura por encima del CGA,

cualquiera que sea el caso de la terminacion en la zona del casquete de gas, la produccion de aceite

y gas deberan ser muy similares. En la Fig. 5.5.6 se muestra el comportamiento de la corrida base

para ambos tipos de terminaciones.
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Para poder identificar el efecto que se tiene en términos de recuperacion adicional de aceite al

emplear un pozo con terminacion especial, se usé el mismo modelo radial, pero considerando ahora

la inyeccion de espuma por un periodo de tres meses a un ritmo de inyeccion de 8000 bpd, de

cuyos resultados se confirmd que efectivamente, al tener una mayor area de contacto en el

yacimiento por medio de las perforaciones radiales, se tiene una mejor distribucion de los

surfactantes con un efecto positivo en la disminucién de la saturacién de aceite en la matriz.

En la Fig. 5.5.7 se muestra una comparacion del comportamiento de la saturacion de aceite en la

matriz para los casos de terminacion tanto convencional como especial, cabe mencionar que en

ambos casos la ubicacion del intervalo inyector y gasto de inyeccién de espuma, fueron los mismos.
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Fig. 5.5.7 Comparacién del tipo de terminacion en la desaturacion de la matriz.
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Fig. 5.5.8 Efecto de la terminacion para los mismos volimenes de inyeccion de espuma.
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En la Fig. 5.5.8 se observa que los surfactantes al tener una mayor area de contacto, dan lugar a una
mejor distribucion de los surfactantes y por lo tanto a una mayor reduccion de la tension interfacial
y alteracion de la mojabilidad, lo que ocasiona una reduccion del volumen de aceite que se

encuentra en el sistema de baja conductividad o matriz.

Una vez que se ha determinado el efecto positivo en la de saturacion de aceite de la matriz por
efecto de la terminacion especial, se analizé si también esto tenia un efecto positivo en la

produccidn de aceite del intervalo productor también con caracteristicas de perforacion radial.

Para poder dar respuesta a este planteamiento se realizaron diferentes sensibilidades a la longitud de
los brazos del intervalo productor, lo cual tiene origen en el hecho de que para poder producir el
aceite que se encuentra en la fractura debera de existir suficiente cantidad de espuma alrededor de
las zonas donde se ubican cada uno de los brazos, de otra forma el gas del casquete, debido a su
mayor movilidad dominaria el flujo hacia el intervalo, reduciendo significantemente la recuperacion
del aceite liberado de la matriz. Después de realizar el analisis se determind que un intervalo
productor con perforaciones radiales de brazos cortos es lo mas adecuado para poder producir el
aceite liberado de la matriz. Cabe mencionar que para los casos donde se emplearon brazos largos,
la produccion de aceite fue casi nula, por las razones expuestas anteriormente. En la Fig. 5.5.9 se

muestran los resultados de la terminacién del intervalo productor con brazos cortos.
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Fig. 5.5.9 Caracteristicas de la terminacion del intervalo productor.
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En este analisis se ha observado que efectivamente una terminacion con perforacion radial para la
inyeccion de espuma mejora la distribucién de los productos quimicos y también favorece la
desaturacion de aceite de la matriz; sin embargo esta mejora en la distribucion ocasiona que no se
tenga la cantidad suficiente de espuma en la vecindad del intervalo productor para evitar la entrada
de gas del casquete.

La presencia de una mayor cantidad de espuma en el sistema de fracturas alrededor del intervalo
productor evita la entrada de gas al pozo, permitiendo producir el aceite resultado del proceso en
esta zona. En la Fig. 5.5.10 se muestra la comparacion de las terminaciones convencional y
especial, donde se observa que la terminacién convencional tiene una menor area de contacto, pero
permite colocar una mayor cantidad de espuma alrededor del intervalo productor, lo cual se traduce
en una recuperacion mayor del aceite liberado de la matriz. Por otro lado la terminacion especial si
bien logra contactar mayor area del yacimiento, esta situacién reduce la cantidad de espuma en el
intervalo productor y el gas del casquete llega a dominar el flujo, recuperando una menor cantidad

del aceite liberado de la matriz.
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Fig. 5.5.10 Distribucién de espuma en el sistema de fracturas para dos tipos de terminacion.

El efecto descrito de la recuperacion de aceite como funcién de la terminacion del pozo se puede

observar en la Fig. 5.5.11, donde se muestras los perfiles de produccion de aceite y gas
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A manera de conclusion del estudio de sensibilidad previamente descrito, se podria decir que para
fines de una prueba piloto, donde se pretende demostrar la efectividad del proceso en un solo pozo,
es conveniente tomar en cuenta que la perforaciéon radial al distribuir mejor la espuma, aleja
también de la vecindad del pozo el efecto de la espuma y no hay garantia de que la zona de
fracturas donde se encuentran los brazos del intervalo productor se encuentren con saturaciones
altas de espuma para permitir un flujo de aceite. Sin embargo, para el proceso de EOR a nivel de
blogue donde se pretende realizar inyeccion de forma masiva y cuyo objetivo es contactar la mayor
cantidad de aceite del sistema de baja conductividad que progresivamente ird haciendo crecer la

ventana de aceite, podria ser una alternativa a considerar.
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CAPITULO VI. PRUEBA PILOTO DE INYECCION DE ESPUMA EN UN BLOQUE DE UN
YACIMIENTO NATURALMENTE FRACTURADO (YNF).

V1.1 Objetivo y conceptualizacion de la prueba.

V1.2 Extraccion y ajuste de un bloque de un YNF.
V1.3 Prueba piloto de EOR a nivel de pozo.
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CAPITULO VI.
PRUEBA PILOTO DE INYECCION DE ESPUMA EN UN BLOQUE DE UN YACIMIENTO
NATURALMENTE FRACTURADO (YNF).

V1.1 Objetivo y conceptualizacion de la prueba.

La inyeccion de espuma como proceso de recuperacion mejorada, promete ser una de las formas de
recuperar aceite remanente de las zonas de menor conductividad dentro del casquete de gas
secundario de un yacimiento naturalmente fracturado, por lo que el objetivo principal de una prueba
piloto, es determinar de forma cualitativa y cuantitativa la disminucion de la saturacion de aceite
residual que pueda realizarse por efecto de los surfactantes contenidos en la espuma, y de ser
posible poder conducir hacia los pozos productores una parte importante del aceite remanente en la
zona contactada por dicha espuma, que haya sido liberado como resultado del proceso.

En base a observaciones de laboratorio, (Lopez S. et al, 2009), se ha considerado que el aceite
liberado del sistema de matriz junto con la espuma inyectada daran lugar a una mezcla un poco mas
densa que tendera a segregarse de forma progresiva en el yacimiento, formando una especie de
“colchon” por encima del CGA, la cual en principio podria ser producida por medio de pozos
recuperadores ubicados estratégicamente, cuyos intervalos productores se localizaran por encima
del contacto gas-aceite. En la Fig. 6.1.1 se muestra un experimento de laboratorio donde se

combinaron fracciones de espuma y aceite del yacimiento que dan lugar a una mezcla, semejante a

Fig. 6.1.1, Mezcla de espuma vy aceite en el laboratorio, (L6pez S. et al, 2009).
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V1.2 Extraccion y ajuste de un bloque de un YNF.

A fin de poder realizar simulaciones a nivel de pozo y campo en una porcién del yacimiento en
estudio, YNF costa-afuera, se seleccion6 una zona del mismo denominada como bloque YNF-B,
tomando en consideracion que existen evidencias que este bloque se encuentra aislado del resto del
campo y que solo existe comunicacion a través del casquete de gas con el resto del yacimiento, lo
cual se ha podido constatar por medio de mediciones de presion que se han realizado en pozos que
se encuentran terminados en la zona de gas, por lo que se ha concluido que en el bloque YNF-B, no
se tiene influencia del resto del campo sobre la ventana de aceite y esta depende Unicamente de la
extraccion que se realice en dicho bloque. Otra de las razones por las que se seleccioné el bloque
YNF-B, para realizar este tipo de estudios para futuras aplicaciones a nivel de campo, es que existe
inyeccion de gas al yacimiento en una de la plataformas del bloque, lo cual es de gran utilidad en la
planeacion de una prueba de campo con espumas, donde el gas forma parte de la generacion de esta

mezcla.

V1.2.1 Caracteristicas del sub-modelo de simulacion.

V1.2.1.1 Construccion del Sub-modelo del bloque YNF-B.

Del modelo del yacimiento en estudio, que fue convertido a STARS®, se extrajo un sub-modelo de
la zona del bloque YNF-B, cuyas dimensiones son 11x17x45, con celdas de un espesor promedio
de 50 pies (15 metros) y propiedades de fluidos, presion y saturaciones de fluidos correspondientes
al dltimo paso de tiempo del modelo, cuya fecha se consideré noviembre de 2009. En las Figs.
6.2.1 y 6.2.3 se muestra la ubicacion del bloque YNF-B, asi como algunas caracteristicas del

modelo que fue extraido.
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Fig. 6.2.3, Caracteristicas de presion y contacto gas-aceite (CGA) del sub-modelo extraido a
2009, zona del bloque YNF-B
En el sub-modelo, se mantuvieron los pozos productores e inyectores que se encontraban operando
en el blogue YNF-B a noviembre de 2009, sin considerar las futuras reparaciones en los pozos
existentes, por lo que la produccién y comportamiento del yacimiento en el modelo, depende solo
de los pozos que se encuentran operando a esta fecha. En la Fig. 6.2.4 se muestran los 19 pozos

productores y 2 inyectores incluidos en el modelo.
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Fig. 6.2.4, Distribucion de pozos en el sub-modelo extraido a Nov de 2009, bloque YNF-B.

V1.2.1.2 Modelo de fluidos.

El modelo de fluidos que fue probado en el modelo radial de pozo en la seccion anterior, se exportd
al modelo de bloque, el cual como ya se menciond considera cinco componentes que forman parte
de la espuma y seis pseudocomponentes que fueron determinados para ajustar el comportamiento de

la composicion original del aceite del campo.
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De igual forma el nimero de reacciones que se emplearon en este modelo son las mismas que
fueron probadas dentro del modelo radial. En la Fig. 6.2.5 se muestra la seccion de fluidos del
modelo de STARS®.

[ i ° Component and Phase Properties . &]
Component definition | K values I Densities I Liquid phase viscosities I (Gas phase viscosities | Enthalpies I Geneml|
#  |Component Agueous | Oleic ‘ Gaseous | Solid | PCrit | TCrit | MW |
| \ | | psi |F [bAbmale |
1 WATER Reference p... K-value partiti... o 0 0
ESPUMA Reference p... K-value partiti... 161.7 520.93 18.338558
3 |SURFACT  Referencep... Kavalue parti... 144 527 273
4 |LAMELLA | Referencep.. Kevalue partii... 161 920 18.083667
5 |LAMELLA1 Referencep... K-value partt... 161 920 18.020000
5 |FC1 Refersnce p... Kvalue partti.. 667.4 11657 16.04
7 PC23 Reference p...  Kwalue partiti... £69.18 13925 36.03
8 PC45 Reference p...  Kwvalue partiti... 519.38 33545 6472
5 |Pcs Referencep...  Kwvalue partti.. 431 45333 86.18
10 |Pc7P Refersnce p... Kvalue partti.. 20 950.33 323.08
1 |N2 Reference p... 492,01 23267 28.01

Fig. 6.2.5, Seccion de componentes dentro del modelo de STARS®

Los componentes (PC1, PC23, PC45, PC6, PC7P) asi como sus propiedades provienen del ajuste
PVT realizado a la composicién original del aceite. Para el caso de los componentes agua y
nitrégeno, STARS® determina sus caracteristicas de presion critica, temperatura critica y peso
molecular, ya que estos son considerados como componentes estandar, para el caso del componente
lamella y espuma, la propiedad de peso molecular se obtiene como resultado del balance al
combinar las fracciones molares de agua y surfactante para la lamella y agua, surfactante y
Nitrégeno para el caso de la espuma.

Cabe hacer mencion que en el modelo se emplearon dos reacciones, las cuales fueron las mismas
que se definieron en el capitulo anterior y cuya frecuencia de reaccién esta basada en el tiempo de

vida de la espuma, el cual fue probado en el modelo radial de la seccién anterior.

V1.2.1.3 Permeabilidades relativas y presiones capilares.
Sistema matriz
En este trabajo, para el sub-modelo del bloque YNF-B, se empleé el litotipo 4, el cual es uno de los

mas “representativos” del campo Y cuyas caracteristicas se muestran en la Fig. 6.2.6.

En lo que se refiere a la curva de permeabilidades relativas en el sistema agua-aceite, se emplearon
dos curvas dentro del modelo, la primera que representa las condiciones base o del sistema roca-
fluidos sin alteracién alguna y una segunda curva de interpolacion para la condicién de alteracion de

mojabilidad por efecto del surfactante.
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Fig. 6.2.6, Caracteristicas de las k. de matriz en el modelo del bloque YNF-B

Por otro lado, para el caso del efecto de la disminucion de la tension interfacial por efecto del
surfactante, se emple6 como forma de interpolacion la tabla de valores de esta propiedad para
diferentes concentraciones, la cual fue determinada en el laboratorio para el surfactante empleado, a

condiciones de P=1000psi y T=95°, cuyos valores se muestran en la Tabla 6.2.1

Tabla 6.2.1, Tensiones interfaciales vs concentracion de surfactante, (Lépez S. et al, 2009).

Concentrac | Fraccion
(%w) Molar

0.00000 0 32.20
0.00004 2.29E-08 30.97
0.00047 2.82E-07 21.41
0.03450 2.08E-05 2.42
0.33000 1.99E-04 0.40
0.60000 3.63E-04 0.39

Dina/cm

Las curvas de permeabilidades relativas alteradas por efecto del surfactante, se basaron en los

resultados del ajuste de los experimentos de laboratorio.

Sistema de fracturas

Para el sistema de fracturas, se emplearon las curvas tipicas de 45° para el sistema agua aceite y
sistema gas-aceite bajo condiciones normales y para el caso de la inyeccion de espuma se
emplearon curvas de interpolacion tanto para la permeabilidad relativa al gas como para el agua, las
cuales se activan por concentraciéon del componente surfactante, el cual se encuentra en la fase

agua.

160



La activacion de una curva de interpolacion para el caso del agua, obedece al hecho de que la
espuma contiene agua, y esta se ubica por sus valores de densidad por encima del contacto gas-
aceite, por lo que para poder retener el agua dentro de la zona del casquete de gas, es necesario
disminuir su movilidad o permeabilidad relativa al agua, cuando en la fractura se tenga agua con
surfactante en forma espumada. Para el caso del gas, la espuma por sus caracteristicas de
viscosidad, reduce la permeabilidad al gas, por lo que este efecto, se logra activando la curva de
permeabilidad relativa al gas cuando se tiene presencia de surfactante en la fractura. En la Fig.

6.2.7 se muestran las curvas empleadas en el modelo
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Fig. 6.2.7, Caracteristicas de las ks de fractura en el modelo del bloque YNF-B

V1.2.2 Ajuste del comportamiento del bloque YNF-B.

Este escenario considera Unicamente la inyeccion de gas en el pozo YNF-6.2 y la produccién de los
pozos que para noviembre de 2009 se encontraban operando, cuyo valores de produccion de aceite
y gas se ajustaron empleando las tablas hidraulicas de cada uno de los pozos. Cabe hacer mencién
que este sub-modelo extraido del modelo de campo se ajust6é lo mayormente posible, a fin de poder
realizar predicciones con espuma para las condiciones de presién y avance del contacto gque se

tengan en los proximos afios.

Los resultados del prondstico a nivel de campo se muestran en la Fig. 6.2.8, donde los datos en
verde son mediciones reales registradas en el bloque YNF-B y se observa un ajuste razonable en el
periodo de 2009 a 2010, tanto para la produccion de aceite como para el avance del contacto gas-

aceite.
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Fig. 6.2.8, Ajuste del sub-modelo del bloque YNF-B para condiciones base.

En lo que se refiere al avance del contacto gas-aceite, este se ajustd tanto como fue posible a las
condiciones reales del avance observado. Cabe mencionar que todavia se observa cierta desviacion

sobre todo hacia el final de la tendencia, en las Gltimas mediciones realizadas en 2010.

V1.3 Prueba piloto de EOR a nivel de pozo.

A fin de demostrar la efectividad del proceso y poder cuantificar la cantidad de aceite recuperada
por concepto de inyeccion de surfactantes en una prueba a nivel de pozo, se seleccion6 el pozo
YNF-5.3, en el cual se tiene planteado llevar a cabo la inyeccion de espuma en un intervalo superior

y producir el aceite liberado en un intervalo inferior.

Este tipo de prueba de EOR a nivel de pozo, que consiste en inyectar y producir en la zona del
casquete de gas, ya se probd en la seccion anterior en un modelo radial y se concluy6 que el proceso
funciona siempre y cuando el intervalo productor se ubique por encima y cercano al contacto gas-
aceite, esto debido a que el aceite liberado tiende a segregarse, acumulandose paulatinamente en la

ventana de aceite actual.
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Sin embargo, es conveniente mencionar que estas condiciones de modelo radial con geometrias
regulares dificilmente se presentan en la realidad, por lo que a continuacién se presenta un analisis
de la prueba piloto a nivel de pozo, empleando el modelo de blogque YNF-B, con el objetivo
fundamental de analizar la factibilidad de poder producir el aceite liberado de la matriz, para lo cual
es necesario tener en mente que la ventana de aceite es dinamica, es decir la altura de la columna de
aceite tiene una disminucion por efecto de la produccion de los pozos, por lo que el efecto de
liberacion de aceite de la matriz que se incorpora a la ventana pudiera ser imperceptible.

V1.3.1 Seleccidn del pozo para la realizacion de la prueba piloto de EOR.

Como ya se menciond se ha programado el pozo YNF-6.3 para la ejecucion de la prueba piloto de
EOR, bajo el esquema de inyeccion de espuma en un intervalo superior y produciendo en uno
inferior, en la Fig. 6.3.1 se muestra una seccion de la ubicacion del pozo. Es importante mencionar
que una de las razones por las cuales se seleccioné este pozo es debido a que se encuentra cerrado y

se encuentra terminado en la zona del casquete de gas.
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Fig. 6.3.1, Ubicacién del pozo candidato para prueba de EOR a nivel de pozo.
Para la realizacion de los escenarios de inyeccién de surfactantes en forma espumada, se generé

sobre el modelo del bloque YNF-B, un refinamiento en la zona donde se encuentra ubicado el pozo

YNF-6.3, tal como se muestra en la Fig. 6.3.2
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Fig. 6.3.2, Refinamiento del modelo en la zona del pozo YNF-6.3

File: dp_submod K|

1 [Scale: 142750

IYIX: 1.00:1

1 [Axis nits: ft

12,520
11,961
11,401
10,842
10,282
9,723
9,163
8,604
8,044
7,485

6,925

Previo a la inyeccién de la espuma se realiz6 una corrida base en el pozo YNF-6.3, en la que no se

realiz6 inyeccion alguna en el pozo, simplemente fue abierto a produccion el intervalo inferior

productor por un periodo de un mes, el cual se encuentra en la zona de gas.

El objetivo de este ejercicio es tener una base de comparacion con respecto a las opciones de

inyeccion de espuma que se realizaran a continuacion.

Para este escenario, el pozo YNF-6.3, fue

puesto en operacién con un control minimo de presion en fondo de 1500 psi, debido a que la

presién promedio del yacimiento es de 1700 psi. En la Fig. 6.3.3 se muestran los resultados de

produccion del pozo sin ningun tipo de inyeccidon y se puede observar que el pozo produce

Unicamente gas en grandes cantidades.
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Fig. 6.3.3, Comportamiento de produccién sin inyeccion de espuma, YNF-6.3

V1.3.2 Escenario de inyeccion de espuma en el pozo YNF-6.3.

Como ya se ha mencionado, el proceso de inyeccién de espuma a nivel de modelo radial genera el

efecto deseado de reduccion de la saturacion de aceite de la matriz incorporando aceite hacia el

sistema de fracturas que se encuentran por encima del contacto gas-aceite.
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Sin embargo, en un modelo radial de geometria regular, esto es un aspecto que se puede controlar a
diferencia de lo que ocurre en un modelo de yacimiento donde se presenta toda la complejidad
geoldgica como los diferentes grados de inclinacion o echado de las capas, por lo que resulta dificil
anticipar que la prueba a nivel de pozo pudiera ser exitosa en una aplicacién de campo, basandose
Unicamente en los resultados obtenidos en el modelo radial.

En este sentido una de las condiciones fundamentales a tomar en cuenta para la seleccion del pozo
para una prueba de EOR es que se debe respetar a nivel del pozo, el grado de complejidad geoldgica
que se tiene en los alrededores del mismo, lo cual tiene por objeto entender los patrones de flujo de
las soluciones inyectadas de surfactantes, ademas es importante mencionar que dichos patrones
determinaran las areas del yacimiento donde los productos inyectados realizan las funciones de
reduccion de tension interfacial, alteracion de mojabilidad, asi como de bloqueo y movimiento del
aceite liberado de la matriz.

Con la finalidad de tener una idea de los patrones de flujo de la espuma, se llevé a cabo un
escenario que considera la inyeccion de 20,000bpd de agua con surfactante en forma de espuma en
el intervalo superior del pozo por un periodo de un afio, después de lo cual se suspendio la
inyeccion y se abri6 a produccion el intervalo inferior. El comportamiento de la densidad de la
espuma se puede distinguir al compararse con el escenario base, donde no se inyecta espuma, tal y
como se muestra en la Fig. 6.3.4. En la parte derecha de la figura se observan valores de densidad
de 0.4 gr/cm3 que corresponde a la espuma que se aloja por encima del contacto gas-aceite, tal

como se habia ya descrito previamente

Water Mass Density - Fracture (Ib/ft3) 2010-08-01 | layer: 3 Water Mass Density - Fracture (Ib/ft3) 2010-12-01  |layer: 3

BN s s B e B s By B B B B B B B T [Fie or_susmoD ] L O VL B B R | =reempeperr
X -9,000 -8.000 User: oscar
Date: 8/17/2010
Scale: 1:4878
2/v: 1.00:1
Axis Units: Tt

User: oscar
7 |pate: 1712010
7 [scale: 1:4856
4 |zv: 1001

| [Axis units: 1t

POZO YNF-6.3 1 2

9,000 X
1 1

Fig. 6.3.4 Comportamiento de la densidad de la espuma en la vecindad del pozo YNF-6.23
Uno de los aspectos que se requiere conocer al emplear este tipo de modelos que involucran toda la
complejidad geoldgica, como ya se menciond, es el movimiento preferencial de los productos

inyectados, ya que esto determina las zonas que seran afectadas por la presencia de surfactantes.
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Para este ejercicio, se puede observar el efecto de los surfactantes en los bloques de matriz como
una reduccion del valor de tensién interfacial en una direccion preferencial, lo cual esté relacionado
con el grado de inclinacion o echado de las capas donde se encuentra ubicado el pozo. En la Fig.
6.3.5 se muestra un corte del modelo para la profundidad donde se encuentra el intervalo inyector.
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Fig. 6.3.5 Comportamiento de la tension interfacial y direccion preferencial del efecto.

Como ya se menciono, la espuma por sus valores de densidad tiende a segregarse siguiendo el
echado de las capas, tal y como se observa en la figura anterior, esta situacion podria reducir el
éxito de la prueba piloto a nivel de pozo en el pozo YNF-6.3, debido al nivel de echado que se
tenga en esta zona, por lo que a fin de verificar esta situacion, se analiz6 la vecindad del pozo en
cuanto a disminucion de la saturacion de aceite de la matriz e incremento de dicha saturacion en el
sistema de fracturas. En la Fig. 6.3.6 se analiza el caso base, donde no hay inyeccion asi como el
caso que considera inyeccion en un intervalo superior del pozo YNF-6.3, con el objetivo de
determinar la direccién en la que se mueve el aceite liberado del sistema de la matriz. Cabe
mencionar que lo que se pretende en la prueba piloto a nivel de pozo es producir el aceite liberado

de la matriz en un intervalo inferior del mismo pozo donde se realiza la inyeccion de la espuma.
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Fig. 6.3.6 Saturacion de aceite en la fractura en la vecindad del pozo YNF-6.3.
En la Fig. 6.3.6 se observa un ligero incremento en la saturacion de aceite de la fractura en las capas
superiores al contacto gas-aceite, sin embargo los valores de saturacion son relativamente bajos para
saturar las fracturas de la capa inmediata superior al contacto gas-aceite. Este hecho permite
anticipar que no se obtendrian producciones de aceite significativas en superficie, por lo que la
prueba no resultaria exitosa en este pozo desde el punto de vista de recuperacion del aceite de la
matriz. Estos resultados se muestran en la Fig. 6.3.7, donde la produccién de aceite es similar tanto

para el caso base como para el caso donde se inyecta espuma.
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Fig. 6.3.7 Comparacion del caso base y con inyeccién de espuma en el pozo YNF-6.3.
Hasta este punto se puede concluir que el proceso funciona debido a que se tiene una disminucion
de la saturacion de aceite de la matriz y que una parte del aceite liberado se incorpore en la ventana
de aceite, sin embargo, debido a la geologia presente en la vecindad del pozo se genera un patron de
flujo de la espuma y del aceite liberado que no resulta suficiente para saturar el sistema de fracturas
de la capa superior al CGA en la trayectoria del pozo YNF-6.3.
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En la Fig. 6.3.8 se muestra un plano de la distribucion de saturacion de aceite en la fractura para el
caso base y el que considera inyeccién de espuma.
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Fig. 6.3.8 Patrén de distribucion del aceite liberado en el sistema de fracturas.
En la parte derecha de la figura anterior se observa que el incremento en la saturacion de aceite de la
fractura sigue un patron echado abajo, donde las celdas en verde muestran el incremento de la
saturacion de aceite en el sistema de fracturas, este patrén tiende a alejarse de la vecindad del pozo,
debido a la inclinacion de las capas en el modelo. Por comparacion, en la parte izquierda de la

figura se muestra el caso base donde no se realiz6 inyeccién alguna.

V1.3.3 Escenario de inyeccion de espuma el pozo YNF-6.4.

Una vez que se ha determinado que la complejidad geoldgica, en particular la inclinacion o echado
de las capas, es uno de los factores de mayor importancia en la seleccion de la ubicacion del pozo
para la ejecucién de la prueba piloto de EOR debido a que esta influye en el patron de distribucién
de los fluidos inyectados y por lo tanto en la efectividad del proceso, se realiz6 una blsqueda de
zonas con menor echado o bien que se encuentren en la parte mas baja de la estructura, en el
entendido de que una buena parte del aceite liberado de la matriz por la espuma que se inyecte
echado arriba sera captado a final de cuentas en la parte mas baja de la estructura, lo cual podria
hacer pensar en un escenario donde se inyecta en un pozo y se produce en otro. En la Fig. 6.3.9, se
muestra una vista en planta de la zona del bloque YNF-B, obtenida del modelo geoldgico del
campo, con diferentes secciones estructurales, donde las secciones A-A’ y H-H’ corresponden a la

parte mas baja y mas alta respectivamente.
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Fig. 6.3.9 Vista en planta de la estructura del bloque YNF-B.

En base a los resultados previamente obtenidos, se llevé a cabo un analisis de los pozos que se
encuentran en la parte estructuralmente mas baja del bloque YNF-B, los cuales se muestran a través
de las secciones A-A’ y B-B’ de la Fig. 6.3.9 y que corresponden a la parte culminante de la
estructura. Esta zona pudiera ser de interés al pensar en una prueba piloto de EOR, debido a que lo
que se pretende es confinar el aceite liberado producto del efecto de los surfactantes, lo cual resulta
factible cuando se inyecta espuma echado arriba en un intervalo localizado estructuralmente mas
alto, lo cual genera movimiento de espuma echado abajo y liberacién de aceite siguiendo la
geometria de las capas permitiendo su acumulacién y saturacion de la fractura en la culminacién de
la estructura por encima del contacto gas-aceite. Esta condicion se aproxima a la de la seccion A-
A’, donde la inyeccion tendria lugar en el pozo YNF-6.6 y produccion a través del mismo pozo en
un intervalo inferior, ademas de los pozos que se encuentran echado abajo, YNF-6.4 y YNF-6.5,
Fig. 6.3.10
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POZO YNF-6.6 =

POZO YNF-6.4 CAA -3120 mvbrhr

Fig. 6.3.10, Seccion estructural de la parte mas baja del yacimiento.
La conceptualizacion de este escenario a partir de la seccion A-A’ se puede observar en el diagrama
que se muestra en la parte izquierda de la Fig. 6.3.11 asi como la ubicacion de pozos e intervalos

dentro del modelo de simulacion.
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Fig. 6.3.11 Conceptualizacién de la prueba y ubicacion de pozos dentro del modelo de simulacidn.

Este concepto se probo con el modelo de simulacién del bloque YNF-B, donde se inyect6 espuma
en el pozo YNF-6.6 a un ritmo de inyeccion de 10,000bpd con una concentracion de surfactante de
0.1% en peso por un periodo de 6 meses. Los resultados muestran que el efecto de la inyeccion
gueda acotado a los dos limites fisicos que son el CGA y la cima del yacimiento. En la Fig. 6.3.12
se muestra el efecto de la modificacion de la tension interfacial ocasionada por el movimiento de las

soluciones de surfactantes en forma espumada.
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Fig. 6.3.12 Confinamiento del proceso de inyeccion de espuma en la zona baja del bloque YNF-B.

Una vez que se determin6 que el proceso de inyeccion de surfactantes en forma espumada para esta
zona muestra condiciones adecuadas por el nivel de confinamiento, se realiz6 un escenario que
considera después de la inyeccion de espuma, un periodo de produccién de tres meses en los pozos
gue se encuentran echado abajo que son el YNF-6.5 y YNF-6.4 en intervalos que se ubicaron por
encima del CGA. Cabe mencionar que también se considerd el intervalo inferior del pozo YNF-6.6,
Fig. 6.3.11. Antes de analizar el comportamiento de produccion de los pozos, se observaron
cambios en algunos parametros como resultado de la inyeccién de espuma; en la Fig. 6.3.13 se
muestra una seccién del comportamiento de la inyeccion de espuma a partir de los valores de
densidad obtenidos en el modelo, observandose que efectivamente, la espuma tiene tendencia a

moverse echado abajo hacia la zona donde se encuentra el pozo YNF-6.5, Fig. 6.3.11.
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Fig. 6.3.13 Comportamiento de la espuma en el modelo de bloque YNF-B.
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El movimiento de la espuma en la direccion preferencial de flujo ocasiond una disminucion de la

tension interfacial y una alteracién en la mojabilidad de las zonas de yacimiento, donde se tuvo

contacto con las soluciones de surfactantes, reduciendo la saturacion de aceite del sistema de matriz,

lo que da como resultado un incremento en la saturacion de aceite en el sistema de fracturas, como

se muestra en las Figs. 6.3.14 y 6.3.15. En ambos casos, se compard este efecto con el caso base

donde no se realizd inyeccion alguna de surfactantes.
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Fig. 6.3.14 Reduccidn de la saturacion de aceite de la matriz en la zona de la prueba.
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Fig. 6.3.15 Incremento de la saturacién de aceite de la fractura en la zona de interés.
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Como ya se menciond, con el prop6sito de tener una base de comparacion para juzgar el beneficio

de la inyeccion de espuma, se generd un escenario base, donde no se realizé inyeccion alguna en el

YNF-6.6 y se observo el comportamiento de produccion de los pozos echado abajo, YNF-6.6, YNF-
6.4 y YNF-6.5, lo cual se muestra en las Figs. 6.3.16 a 6.3.18.
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De los resultados anteriores, se observa que la inyeccion de espuma, presenta los beneficios
esperados en los pozos YNF-6.6 y YNF-6.4, sin embargo en el pozo YNF-6.5 no se observd
beneficio alguno, debido principalmente a la distancia del pozo con respecto al punto de inyeccion
de la misma. A pesar de que para los volimenes de espuma inyectados no se observé beneficio en
uno de los pozos productores, no se investigé el efecto que pudiera haber tenido inyectar volimenes
mayores de espuma. Por lo que se podria decir que este escenario resulta favorable y representa una
oportunidad para una futura prueba piloto a nivel de campo, ya que la ubicacion de los pozos

aunada al aspecto geoldgico del yacimiento se combina de forma positiva.
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CONCLUSIONES Y TRABAJO FUTURO

La aplicacion de este tipo de procesos requiere de una metodologia, que permita determinar la
viabilidad de su aplicacién en campo, lo cual incluye etapas de procesos de escrutinio, de trabajo de
laboratorio para la seleccion de productos quimicos adecuados para las condiciones del yacimiento y
el empleo de estos en muestras de roca que permitan determinar la cantidad de aceite adicional a
recuperar. Esta informacién obtenida en el laboratorio se emplea como insumo en simuladores
comerciales para reproducir los resultados y aplicarlos en modelos de yacimiento que permitan disefiar

las pruebas a nivel de campo.

Ajuste de pruebas de laboratorio mediante simuladores

En este trabajo se analizaron las pruebas realizadas en el laboratorio con surfactantes que fueron
desarrollados por el IMP, (Lépez S. et al, 2009), los cuales sirvieron de base para llevar a cabo
simulaciones en el software comercial STARS® de CMG, como previamente se discute en detalle
en el capitulo Ill, donde los resultados ajustados en el modelo permitieron reproducir dichas
pruebas con las que fue posible describir adecuadamente los fendmenos relacionados a los procesos
de imbibicion, alteracién de la mojabilidad de la roca y disminucion de la tension interfacial

generada por efecto de los surfactantes en el yacimiento.

A partir de las pruebas de imbibicion natural en agua congénita y mediante el uso de un modelo de
simulacién numérica en STARS®, fue posible determinar un grupo de curvas de permeabilidades
relativas con las que se ajustaron los resultados de produccién de aceite observadas en el laboratorio,
dichas curvas también permitieron determinar el tipo de mojabilidad de la roca en base a las
caracteristicas de estas curvas. Cabe hacer mencion que para estas pruebas, no se contdé con
mediciones cuantitativas de la mojabilidad de la roca y de presion capilar, por lo que es recomendable
que en trabajos futuros también se incluyan dichas mediciones como parte del trabajo de laboratorio,
ya que ambos parametros resultan de gran importancia en el proceso de retencion de aceite en la roca.
Sin embargo, a pesar de no contar con esta informacion, el efecto de estos parametros fue asignado a

las curvas de permeabilidad relativa ajustadas.
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Dentro de los aspectos de mayor relevancia observados como parte del analisis de sensibilidad a los
parametros de las curvas de permeabilidades relativas fue la determinacion de cuales de éstos son los
que mayormente afectan la cantidad de aceite producido, obteniéndose en primer lugar el valor de
saturacion de aceite residual S,r, seguido del valor del exponente de la curva de permeabilidad relativa

al aceite y finalmente el valor del punto extremo.

La segunda parte del experimento que consistio en el proceso de imbibicion por efecto de una solucion
de agua de mar con surfactantes, se ajusté mediante el mismo procedimiento de sensibilidad a una
segunda curva de permeabilidad relativa, que en este caso, representa el estado final de mojabilidad de
la roca alterada por efecto de los surfactantes, donde de uno de los ajustes, se pudo observar una
disminucién de la saturacion de aceite residual en un 15%, dicho cambio genero un desplazamiento de
la curva de la permeabilidad relativa al aceite, dando lugar a un sistema con caracteristicas de mayor

tendencia de mojabilidad al agua.

Una de las limitantes para esta prueba fue la determinacion del efecto de presion capilar por efecto de
los surfactantes, ya que no se conté con medicion de este parametro en el laboratorio y por lo tanto no
fue posible reproducir en el modelo de simulacion como se altera este pardmetro por efecto de los
surfactantes para el tipo de roca del yacimiento de estudio, por lo que en trabajos futuros es importante

la determinacion de la presion capilar antes y después del efecto de los surfactantes.

Efecto de diferentes litotipos y fraccion del yacimiento para EOR.

El namero de pruebas realizadas en el laboratorio con fines de recuperacion mejorada, para el
yacimiento en cuestion puede ser limitado debido a la disponibilidad de muestras de roca y los tiempos
que implica llevar a cabo dichos estudios asi como por los costos involucrados. Esta limitacion debe
tomarse en cuenta al considerarse el beneficio en términos de la recuperacion de aceite que pudiera
obtenerse en todo el yacimiento, debido a la diversidad de litotipos presente, sobre todo cuando se trata
de YNF, donde el grado de heterogeneidad es alto y las caracteristicas petrofisicas como porosidad,
permeabilidad y grado de mojabilidad dan lugar a diferentes curvas de permeabilidades relativas, con

resultados que pudieran ser diferentes a los observados en el laboratorio.
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Como parte de este trabajo se estudio el efecto de las propiedades petrofisicas del sistema de matriz en
los fendmenos de imbibicion, observandose en primer lugar que para el caso de la porosidad, este
afecta la cantidad de aceite a recuperar debido sencillamente a que una roca con mayor porosidad
representa un mayor grado de almacenamiento de aceite, por otro lado, en lo que se refiere a la
permeabilidad, se observd que esta tiene un efecto importante en la velocidad de recuperacion de
aceite, determinandose que rocas con valores de menor permeabilidad tienden a liberar el aceite de
forma mas lenta. En lo que se refiere a la mojabilidad, definida por las caracteristicas de la curva de
permeabilidad relativa, se pudo observar, que mojabilidades al agua presentan un mayor grado de
imbibicion y por lo tanto de produccién de aceite, siendo menor para mojabilidades intermedias y al

aceite.

Los resultados obtenidos en el laboratorio se extrapolaron para los litotipos que se presentan con mayor
frecuencia en el yacimiento de estudio, observandose que para el 52% se obtendrian recuperaciones de
aceite por imbibicion del orden del 70%, sin embargo, para el 48% restante la recuperacion observada
fue del orden del 20%. Para el caso de imbibicidn por surfactantes la recuperacion adicional para el
52% del yacimiento fue de solo un 9% adicional y para el 48% restante del 13%.

Cabe hace mencion que en la muestra de roca analizada en el laboratorio, el incremento de

recuperacién por surfactantes fue de casi el 15%.

Los resultados de este analisis permiten identificar, la necesidad de llevar a cabo el mayor nimero de
pruebas de laboratorio posible, considerando principalmente, aquellas que se presentan con mayor

frecuencia en el yacimiento, lo cual se recomienda para trabajos futuros.

Modelado de soluciones de surfactantes en forma espumada en modelos radiales.

El empleo de soluciones acuosas de surfactantes en forma espumada con fines de control de movilidad
del gas del casquete y de disminucion de la saturacion de aceite residual del sistema de matriz fue
reproducido por medio de modelos de tipo radial en STARS® mediante el uso de los resultados del
ajuste de las pruebas de imbibicién, la definicion de una serie de componentes y reacciones, con las
cuales se pudieron ajustar las caracteristicas y efecto de la espuma observado en campo, tanto de
tiempo de vida, blogueo y densidad, lo cual sirvié de base para estudiar el proceso de liberacion de
aceite de la matriz hacia el sistema de fracturas y probar diferentes formas de recuperar el aceite

liberado mediante diferentes terminaciones y geometrias en los intervalos del pozo.
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Del estudio en modelos radiales se pudo determinar que una terminacion con intervalo inyector en la
parte superior y uno productor en la parte inferior, cercano al contacto gas aceite permite recuperar el
aceite liberado del sistema de matriz, también se pudo observar que terminaciones de tipo radial en el
intervalo inyector permiten distribuir una mayor cantidad de surfactantes en el yacimiento, generando

una mayor liberacién de aceite del sistema de matriz.

En lo que se refiere a la cantidad de aceite liberado del sistema de matriz del casquete, se observo que
una parte de esta, se obtiene como resultado de imbibicién natural y otra cantidad por efecto de

alteracion de mojabilidad, donde la proporcion esta relacionado con el grado mojabilidad de la roca.

Este aspecto resulta de gran importancia en el disefio de los surfactantes a emplearse en el yacimiento,
ya que en base al tipo de mojabilidad presente en la roca, los surfactantes en forma espumada deberan
ser diseflados para promover en mayor o menor medida el proceso de alteracion de mojabilidad de la
roca, ya que esto determina la cantidad de productos alteradores en la formulacion y que por
consecuencia afecta la economia del proyecto.

Se recomienda en trabajos futuros llevar a cabo un estudio detallado a nivel de laboratorio que permita
determinar formulaciones en funcion de los diferentes grados de mojabilidad que se tienen presentes en
este tipo de YNF.

Simulacion de pruebas de EOR en modelos de campo.

La informacion obtenida a partir del estudio en modelos radiales, permitié definir las bases para la
aplicacion en modelos donde se considera la complejidad geol6gica, trayectorias de los pozos y las
condiciones dinamicas de presion-produccion que se tiene en el campo. Los resultados obtenidos
llevaron a definir algunos aspectos importantes a considerar en el disefio de pruebas de EOR a nivel de
campo, como el grado de inclinacién o echado de las capas lo cual afecta el patron de distribucién de la
espuma inyectada y por lo tanto las zonas donde se tendréa el efecto de los surfactantes, otro aspecto es
el grado de compartamentalizacién de la porcion de yacimiento donde se llevara a cabo la inyeccion, al
respecto se observd que en ubicaciones donde la cima de la estructura se “acufia” con el CGA se
presentan condiciones que permiten confinar el proceso y hacer mas evidente los resultados. En lo que
se refiere a la ubicacién de los pozos, se determind que los que tienen la funcion de inyectar deberan
estar ubicados echado arriba y los receptores echado abajo, lo que permite captar en la parte
estructuralmente mas baja el aceite resultado del proceso de inyeccién de las soluciones de

surfactantes.
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NOMENCLATURA

A Area
BPD.......... Barriles por dia
Corviin Concentracién
CGA.......... Contacto Ga-Aceite
CMG.......... Computer Modelling Group
CM............. centimetros
EOR............. Enhanced Oil Recovery
Epevvveieennen Eficiencia de desplazamiento
Evevoreeeen, Eficiencia volumétrica
Eheeeeeeeen Eficiencia horizontal
o pies
Fooors Fuerzas viscosas
Ferriiiiinn, Fuerzas capilares
Bvereoevvvennnnn. Eficiencia vertical
Qe gravedad, cm/s’
- gramos
hH.......... altura
MEeoeiiiannnn. miligramos
mV............... metros verticales.
M. Relacion de movilidades
md............... milidarcy, unidades de permeabilidad
MMPCD......... Millones de pies cubicos por dia
MGeeeraninnannn.. movilidad del fluido desplazante
My.rerinnaninnn. movilidad del aceite
NB.oororiinnns. Numero de Bond
P Numero Capilar
NoV Nyevonnenn Exponentes de las curvas de permeabilidad
relativa al aceite y agua
KOH............. Hidroxido de Potasio
Kgoooioaiaann, Permeabilidad del fluido desplazante
Koeoivaiiaain, Permeabilidad del aceite
Kpgewiviaiiaiiinn, Permeabilidad relativa al aceite
Koo, Permeabilidad relativa al agua
PRM............. Proceso de Recuperacién Mejorada
PH................ Potencial de Hidrogeno
PM................ Peso Molecular
| Presion
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Presion en cabeza.

Presion VVolumen Temperatura.
Presion Capilar o Presion Critica
radio capilar, cm

Relacion Gas-Aceite
Recuperacion

Temperatura critica

Tuberia de revestimiento
Saturacion inicial de aceite
Saturacion residual de aceite
Saturacion de agua
Saturacidn inicial de agua
Saturacién de agua congénita
Temperatura

tiempo

Tensiones interfaciales, aceite-solido, solido-
agua y aceite-agua
densidad del agua gr/cm?

densidad del aceite gr/cm® g=gravedad, cm/s

Angulo de contacto.

densidad del agua gr/cm®

densidad del aceite gr/cm® g=gravedad, cm/s?

Angulo de contacto.
agua producida por imbibicién forzada

agua producida por imbibicion de aceite

Porciento en peso
Yacimiento Naturalmente Fracturado
Diferencia de densidades

Porosidad

desplazamiento por aceite y agua

180



10.

11.

12.

REFERENCIAS

Abe, ALA. 2005. Relative Permeability and Wettability Implications of Dilute Surfactants at
Reservoir Conditions. MS thesis, Louisiana State University and Agricultural and Mechanical
College, The Craft and Hawkins Department of Petroleum Engineering.

Akin, S. y Kovscek, A.R. 1999. Imbibition Studies of Low-Permeability Porous Media. Articulo
SPE 54590, presentado en SPE Western Regional Meeting, Anchorage, Alaska, EUA, mayo 26-27.
http://dx.doi.org/10.2118/54590-MS.

Allan, J. y Sun, S.Q. 2003. Controls on Recovery Factor in Fractured Reservoirs: Lessons Learned
from 100 Fractured Fields. Articulo SPE 84590, presentado en SPE Annual Technical Conference
and Exhibition, Denver, Colorado, EUA, octubre 5-8. http://dx.doi.org/10.2118/84590-MS.

Amyx, J., Bass, D. Jr. y Whithing, R. 1960. Petroleum Reservoir Engineering: Physical Properties.

New York: Mc Graw Hill Company.

Anderson, W. 1986. Wettability Literature Survey—Part2: Wettability Measurements. J. Pet Tech.
38 (11): 1246-1262. SPE-13933-PA. http://dx.doi.org/10.2118/13933-PA.

Aronofsky, J.S., Masse, L. y Natanson, S.G. 1958. A Model for the Mechanism of Oil Recovery

from the Porous Matrix due to Water Invasion in Fractured Reservoirs. En Transactions of the
Society of Petroleum Engineers, Vol. 213, 17-14. Richardson, Texas: Society of Petroleum
Engineers.

Austad, T. y Standnes, D.C. 1999. Spontaneous Imbibition of Water into Oil-Wet Carbonates. J.
Pet. Sci. Eng. 39 (3-4): 363-376. http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(03)00075-5.

Babadagli, T. 2003. Evaluation of EOR Methods for Heavy Oil Recovery in Naturally Fractured
Reservoirs. J. Pet. Sci. Eng. 37 (1-2): 25-37. http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(02)00309-1.
Babadagli, T. 2005. Analysis of Oil Recovery by Spontaneous Imbibition of Surfactant Solution.
Oil Gas Sci Technol 60 (4): 697-710. http://dx.doi.org/10.2516/0gst:2005049.

Bourblaux, B.J. y Kalaydjian, F.J. 1990. Experimental Study of Cocurrent and Countercurrent
Flows in Natural Porous Media. SPE Res Eng 5 (3): 361-368. SPE-18283-PA.
http://dx.doi.org/10.2118/18283-PA.

Chilingar, G.V. y Yen, T.F. 1983. Some Notes on Wettability and Relative Permeability of
Carbonate Rocks. Il. Energy Source 7 (1): 67-75. http://dx.doi.org/10.1080/00908318308908076.
Comision Nacional de Hidrocarburos. 2010. Factores de Recuperacion de Aceite y Gas en México.
Documento Técnico 1. http://www.cnh.gob.mx/ _docs/DOCUMENTOTECNICO1FINAL.pdf.
(descargado 01 de Enero de 2013)

181


http://dx.doi.org/10.2118/54590-MS
http://dx.doi.org/10.2118/84590-MS
http://dx.doi.org/10.2118/13933-PA
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(03)00075-5
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(02)00309-1
http://dx.doi.org/10.2516/ogst:2005049
http://dx.doi.org/10.2118/18283-PA
http://dx.doi.org/10.1080/00908318308908076
http://www.cnh.gob.mx/_docs/DOCUMENTOTECNICO1FINAL.pdf

13.

14.

15.

16.

17.

18.

19.

20.

21.

22.

23.

24.

25.

Computer Modelling Group CMG. 2011. Estudio de Simulacion Numérica Quimica y Térmica para
Procesos de Recuperacién Mejorada del Campo Cantarell. Proyecto CMG-PEP, Reporte Final,
Computer Modelling Group CMG, Calgary, Alberta.

Craig, F.F. Jr. 1993. Reservoir Engineering Aspects of Waterflooding, Vol. 3. Richardson, Texas:
Monograph Series, SPE.

Cuiec, L.E. 1984. Rock/Crude-Qil Interactions and Wettability: An Attempt to Understand Their
Interrelation. Articulo SPE 13211, presentado en el SPE Annual Technical Conference and
Exhibition, Houston, Texas, EUA, septiembre 16-19. http://dx.doi.org/10.2118/13211-MS.

Darman, N.H. 2006. EOR Technologies and Applications in Malaysia. Presentacion efectuada en el

4th Workshop of the Indonesia — Kutai Basin Case Study, Jakarta Indonesia, junio 13-17.
http://www.ccop.or.th/ppm/document/INWS4/INWS4DOCO04c_Malaysia_Nasir.pdf (descargado 01
de Enero de 2013)

Donaldson, E.C y Thomas, R.D. 1971. Microscopic Observations of Oil Displacement in Water-
Wet and Oil-Wet Systems. Articulo SPE 3555, presentado en SPE Annual Meeting, Nuevo Orleans,
Louisiana, EUA, octubre 3-6. http://dx.doi.org/10.2118/3555-MS.

Donaldson, E.C., Chillingarian, G.V.y Yen, T.F., eds. 1989. Enhanced Oil Recovery. II: Processes

and Operations, Vol. 2. Amsterdam: Elsevier.

Green, D. y Willhite, G.P. 1998. Enhanced Oil Recovery, Vol. 6, Richardson, Texas: Textbook
Series, SPE.

Grupo de Caracterizacion de Yacimientos del Activo Cantarell. 2004. Estudio de las Formaciones
de la RMNE. Region Marina Noreste de PEP, México.

Grupo de Ingenieria de Yacimientos del Activo Cantarell. 2000. Estudio Integral modelo S2.
Regién Marina Noreste de PEP, México.

Grupo de Recuperacion Mejorada del Activo Cantarell. 2007. Escrutinio de Procesos de EOR.
Estudios de la Region Marina Noreste de PEP, México.

Gurgel, A, Moura, M.C.P.A., Dantas, T.N.C., et al. 2008. A Review on Chemical Flooding
Methods Applied in Enhanced Oil Recovery. Brazilian Journal of Petroleum and Gas 2 (2): 83-95.
http://www.portalabpg.org.br/bjpa/index.php/bjpo/article/view/53/66 (descargado 01 de Febrero de
2013)

Halliburton de México RMNE. 2008. Reporte PLT de la Inyeccién de Espuma en el Pozo C-468D.
Halliburton de México RMNE, Cd. Del Carmen, Campeche (marzo 2008).

Hamon, G. y Vidal, J. 1986. Scaling-Up the Capillary Imbibition Process from Laboratory

Experiments on Homogeneous and Heterogeneous Samples. Articulo SPE 15852, presentado en
European Petroleum Conference, Londres, octubre 20-22. http://dx.doi.org/10.2118/15852-MS.

182


http://dx.doi.org/10.2118/13211-MS
http://www.ccop.or.th/ppm/document/INWS4/INWS4DOC04c_Malaysia_Nasir.pdf
http://dx.doi.org/10.2118/3555-MS
http://www.portalabpg.org.br/bjpg/index.php/bjpg/article/view/53/66
http://dx.doi.org/10.2118/15852-MS

26.

27.

28.

29.

30.

31.

32.

33.

34.

35.

36.

37.

38.

Handy, L.L. 1960. Determination of Effective Capillary Pressure for Porous Media from Imbibition
Data. En Transactions of the Society of Petroleum Engineers, Vol. 219, 75-80. Richardson, Texas:
Society of Petroleum Engineers.

Hatiboglu, C.U., Karaaslan, U. y Akin, S. 2005. Spontaneous Imbibitions in Low Permeability
Carbonates. Energy Source 27 (9): 839-846. http://dx.doi.org/10.1080/00908310490450926.
Hirazaky, G. y Zhang, D.L. 2004. Surface Chemistry of Oil Recovery from Fractured, Oil-Wet,
Carbonate Formations. SPE J. 9 (2): 151-162. SPE-88365-PA, http://dx.doi.org/10.2118/88365-PA.
Lépez Simon y colaboradores. Seleccién y Optimizacion a Nivel de Laboratorio de Procesos de

Recuperacion Mejorada a través de la Inyeccion de Quimicos. Proyecto IMP-PEP, México (marzo
2009).

Morales Gil C. Retos y oportunidades en la exploracion y produccion de hidrocarburos en México.
Pemex Exploracion y Produccidn, México (Septiembre de 2011).
http://uvirtual.pep.pemex.com/nuevo/RetosyOportunidades_de PEP.pdf

Karimaie, H. 2005. Oil Recovery by Water Imbibitions in Asmary Fractured Rock. Proc. Int.
Symposium of the Society of Core Analysts, Toronto, Canada, agosto 21-25.

Lefrevre Du Prey, E. 1978. Gravity and Capillary Effects on Imbibition in Porous Media. SPE J. 18
(3): 195-206. SPE-6192-PA. http://dx.doi.org/10.2118/6192-PA.

Ma, S., Morrow, N.R. y Zhang, X. 1997. Generalized Scaling of Spontaneous Imbibition Data for
Strongly Water-Wet Systems. J. Pet. Sci. Eng. 18 (3-4): 165-178. http://dx.doi.org/10.1016/S0920-
4105(97)00020-X.

Manrique, E., Izadi, M., Kitchen, C. y Alvarado, V. 2008. Effective EOR Decisions Strategies with
Limited Data: Field Cases Demonstration. Articulo SPE 113269, presentado en SPE/DOE
Improved Oil  Recovery  Symposium, Tulsa, Oklahoma, EUA, abril 20-23.
http://dx.doi.org/10.2118/113269-MS.

Manual de Usuario del Simulador STARS. 2012. Calgary, Alberta: Computer Modelling Group,
CMG.

Mattax, C.C. y Kyte, J.R. 1962. Imbibition Oil Recovery from Fractured, Water-Drive Reservoir.
SPE J. 2 (2): 177-184. SPE-187-PA. http://dx.doi.org/10.2118/187-PA.

Morrow, N.R., Cram, P.J. y McCaffery, F.G. 1973. Displacement Studies in Dolomite with
Wettability Control by Octanoic Acid. SPE J. 13 (4): 221-232. SPE-3993-PA.
http://dx.doi.org/10.2118/3993-PA.

Owens, W.W vy Archer, D.L. 1971. The Effect of Rock Wettability on Oil-Water Relative
Permeability ~ Relationships. J.  Pet Tech 23 (7): 873-878. SPE-3034-PA.
http://dx.doi.org/10.2118/3034-PA.

183


http://dx.doi.org/10.1080/00908310490450926
http://dx.doi.org/10.2118/88365-PA
http://dx.doi.org/10.2118/6192-PA
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(97)00020-X
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(97)00020-X
http://dx.doi.org/10.2118/113269-MS
http://dx.doi.org/10.2118/187-PA
http://dx.doi.org/10.2118/3993-PA
http://dx.doi.org/10.2118/3034-PA

39.

40.

41.

42.

43.

44,

45.

46.

47.

48.

49.

Pandey, A., Kumar, M.S., Beliveau, D. y Corbishley, D.W. 2008. Chemical Flood Simulation of
Laboratory Corefloods for the Mangala Field: Generating Parameteres for Field-Scale Simulation.
Articulo SPE113347, presentado en SPE/DOE Improved Oil Recovery Symposium, Tulsa,
Oklahoma, EUA, abril 20-23. http://dx.doi.org/10.2118/113347-MS.

Patton, J.T., Coats, K.H. y Colegrove, G.T. 1971. Prediction of Polymer Flood Performance. SPE J.
11 (1): 72-84. SPE-2546-PA. http://dx.doi.org/10.2118/2546-PA.

Rao, D.N. 1999. Wettability Effects in Thermal Recovery Operations. SPE Res Eval & Eng 2 (5):
420-430. SPE-57897-PA. http://dx.doi.org/10.2118/57897-PA.

Rivera Rodriguez, J. 1998. Apuntes de Recuperacion Secundaria. México, D.F.: UNAM, Division

de Estudios de Posgrado de la Facultad de Ingenieria.

Salathiel, R.A. 1973. Oil Recovery by Surface Film Drainage in Mixed-Wettability Rocks. J. Pet
Tech 25 (10): 1216-1224. SPE-4104-PA. http://dx.doi.org/10.2118/4104-PA.

Schechter, S.D., Zhou, D. y Orr, F.M. Jr. 1994. Low IFT Drainage and Imbibition. J. Pet. Sci. Eng.
11 (4): 283-300. http://dx.doi.org/10.1016/0920-4105(94)90047-7.

Schembre, J.M., Tang, G.Q. y Kovscek, A.R. 2006. Wettability Alteration and Oil Recovery by
Water Imbibition at Elevated Temperatures. J. Pet. Sci. Eng. 52 (1-4): 131-148.
http://dx.doi.org/10.1016/j.petrol.2006.03.017.

Skoreyko, F., Villavicencio Pino, A., Rodriguez Prada, H. y Nguyen, Q.P. 2012. Understanding

Foam Flow With a New Foam EOR Model Developed From Laboratory and Field Data of the
Naturally Fractured Cantarell Field. Articulo SPE 153942, presentado en SPE Improved Oil
Recovery Symposium, Tulsa, Oklahoma, EUA, abril 14-18. http://dx.doi.org/10.2118/153942-MS.
Standes, D.C., y Austad T. 2000. Wettability Alteration in Carbonates in Chalk 2. Mechanism for
Wettability Alteration from Oil-Wet to Water Wet Using Surfactants. J. Pet. Sci. Eng. 28 (3): 123-
143. http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(00)00084-X.

Standnes, D.C. y Austad, T. 2003. Wettability Alteration in Carbonates Low-Cost Ammonium

Surfactants Based on Bio-Derivatives from the Coconut Palm as Active Chemicals to Change the
Wettability form Oil-Wet to Water-Wet Conditions. Colloids and Surf., A 218 (1-3): 161-173.
http://dx.doi.org/10.1016/S0927-7757(02)00581-2.

Stegemeier, G.L. 1977. Mechanisms of Entrapment and Mobilization of Oil in Porous Media. En

Improved oil Recovery by Surfactant and Polymer Flooding, eds. D.O. Shah y R.S. Schechter, 55-

92. New York: Academic Press.

184


http://dx.doi.org/10.2118/113347-MS
http://dx.doi.org/10.2118/2546-PA
http://dx.doi.org/10.2118/57897-PA
http://dx.doi.org/10.2118/4104-PA
http://dx.doi.org/10.1016/0920-4105(94)90047-7
http://dx.doi.org/10.1016/j.petrol.2006.03.017
http://dx.doi.org/10.2118/153942-MS
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(00)00084-X
http://dx.doi.org/10.1016/S0927-7757(02)00581-2

50.

51.

52.

53.

o4.

55.

56.

S7.

58.

Tiab, D. y Donaldson, E. 1996. Petrophysics: Theory and Practice of Measuring Reservoir Rock
and Fluid Transport Properties. Houston, Texas: Gulf Publishing Company.

Treiber, K.E. y Owen, W.W. A Laboratory Evaluation of the Wettability of Fifty Oil-Producing
Reservoirs. SPE J. 12 (6): 531-540. SPE-3526-PA. http://dx.doi.org/10.2118/3526-PA.
Uleberg, K. y Kleppe, J. 2013. Dual Porosity, Dual Permeability Formulation for Fractured

Reservoir Simulation. TPG4150 Reservoir Recovery Techniques.
http://www.ipt.ntnu.no/~kleppe/ TPG4150/fracturedpaper.pdf. (descargado 01 de julio de 2013)

Van Golf Racht, T.D. 1982. Fundamentals of Fractured Reservoir Engineering. Amsterdam:
Elsevier Scientific.

Villavicencio, A., Torres, M., Cortés, O., et al. 2012. Control de Movilidad del Gas en el Casquete
en Pozos Pertenecientes al Complejo Cantarell. Ingenieria Petrolera LI1 (1): 13-33.

Yu, L., Evje, S., Kleppe, H., et al. 2009. Spontaneous Imbibition of Seawater Into Preferentially
Oil-Wet Chalk Cores — Experiments and Simulations. J. Pet. Sci. Eng. 66 (3-4): 171-179.
http://dx.doi.org/10.1016/j.petrol.2009.02.008. (descargado 01 de julio de 2013)

Zhang, X., Morrow, N.R. y Ma, S. 1996. Experimental Verification of a Modified Scaling Group
for Spontaneous Imbibition SPE Res Eng 11 (4): 280-285. SPE-30762-PA.
http://dx.doi.org/10.2118/30762-PA.

Zhang. P. y Austad, T. 2005. The Relative Effects of Acid Number and Temperature on Chalk

Wettability. Articulo SPE 92999, presentado en SPE International Symposium on Oilfield
Chemistry, The Woodlands, Texas, EUA, febrero 2-4. http://dx.doi.org/10.2118/92999-MS.

Zhou, D., Jia, L., Kamath, J., et al. 2002. Scaling of Counter-Current Imbibition Processes in Low-
Permeability Porous Media. J. Pet. Sci. Eng. 33 (1-3): 61-74. http://dx.doi.org/10.1016/S0920-
4105(01)00176-0.

185


http://dx.doi.org/10.2118/3526-PA
http://www.ipt.ntnu.no/~kleppe/TPG4150/fracturedpaper.pdf
http://dx.doi.org/10.1016/j.petrol.2009.02.008
http://dx.doi.org/10.2118/30762-PA
http://dx.doi.org/10.2118/92999-MS
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(01)00176-0
http://dx.doi.org/10.1016/S0920-4105(01)00176-0

