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Resumen

En México se encuentran una gran cantidad de campos maduros con diferentes
retos técnicos de explotacion asociados, como: baja presion de yacimiento,
unidades de flujo pendientes de explotar, altas producciones de agua, problemas
mecanicos en la tuberia de produccion, falta de infraestructura superficial, entre
otros. Poza Rica es un campo maduro, que ha sido explotado por recuperacion
primaria y secundaria, sin embargo en los ultimos afios se manifiesta un
incremento en la produccion de agua y un decremento en la produccion de
petréleo, por tanto se estudia la implementacién de un proceso de recuperacién

mejorada.

El campo es complejo debido a que una parte esta bajo un area urbana; a nivel
yacimiento cuenta con diversas unidades de flujo; por tanto es necesario enfocar
los estudios a una parte del campo que para este caso fue el Bloque A y unidad de
flujo 4. Es importante destacar que en las intervenciones de reparaciones mayores
se ha encontrado que algunas unidades de flujo han sido semi-explotadas; por
tanto con la recuperacion mejorada se busca desplazar esos bancos de petréleo

hacia pozos productores.

Para este trabajo se analiza la situacion histérica y actual del campo, asi como los
aspectos principales de aplicacion para los métodos de recuperacion mejorada
(térmicos, inyeccion de gas y quimicos); considerando estos aspectos se define
por condiciones de yacimiento, area urbana en las cercanias e infraestructura
superficial, el método que aplica bajo las condiciones actuales del campo es la

inyeccion de productos quimicos.

Una vez definido el método, es necesario realizar una evaluacion experimental con
los productos quimicos y los fluidos de pozos ubicados en el area de estudio. Para
lo cual se realizaron pruebas de compatibilidad, estabilidad térmica, cambios en

las propiedades del petroleo y fluido desplazante, entre otras.
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Con base en los resultados de laboratorio obtenidos, se considera que no es
recomendable inyectar el &lcali, debido a que el petréleo muestra un niumero 4cido
bajo y no se reflejan cambios importantes en la tension interfacial; un efecto
negativo observado es la formacion de emulsiones. Al analizar el comportamiento
de los tensoactivos se encontré que existen productos que logran bajar la tension
interfacial hasta en cuatro érdenes de magnitud, que al relacionarlo con el nUmero
capilar se logra incrementar el valor de manera satisfactoria. De los polimeros
evaluados a pesar de mostrar incremento en la viscosidad, al mezclarse, posterior
a la prueba de estabilidad térmica a temperatura de yacimiento, solo uno mantuvo

la capacidad de incrementar la viscosidad.
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1. Introduccion

Actualmente en México se estan explotando, bajo condiciones de produccion
primaria, una gran cantidad de campos maduros, los cuales podrian producirse
por recuperacion secundaria y/o mejorada, para incrementar su factor de
recuperacion. Es importante considerar los costos de produccion, ya que es cierto
que con recuperacion secundaria y mejorada se incrementa el factor de
recuperacion, pero también aumenta el costo asociado a la extraccion por barril
producido. Existen diversos métodos de recuperacion mejorada; por tanto
investigar hoy este tema y buscar la aplicabilidad en funcion de las caracteristicas
de los yacimientos, tiene un gran impacto para la explotacion de los campos en

México.

Poza Rica es un campo maduro que inicid su explotacion en el afio de 1932; la
inyeccion de agua se implementé en 1951 (en el tiempo ha tenido diferentes
arreglos de inyeccién); el pico de produccion de petréleo fue en el afio de 1953;
actualmente el campo sigue en operacion, con una produccion baja de petréleo (7

% en relacion a su produccion pico), aunado a un corte de agua alto.

Con el desarrollo de esta investigacion se buscé: 1)analizar los diferentes métodos
de recuperacién mejorada, en funcion de las caracteristicas del yacimiento del
campo en estudio, para determinar cual es el que mejor se adecua a este campo;
2) Describir el efecto del método de recuperacion en la mejora de parametros que
gobiernan el flujo de fluidos en el yacimiento; 3) Realizar una evaluacién
experimental del método de recuperaciéon mejorada seleccionado con los fluidos

del yacimiento de interés.

La metodologia empleada se desarrolld en tres fases; la primera fue documental
donde se identificaron las caracteristicas principales del campo, en particular
geologia, historico de explotacion y la situacion actual del campo; otro eje
fundamental fue en sustentar teéricamente los fundamentos de los métodos de
recuperacion mejorada, considerando la interaccion roca fluidos, efectos de la

heterogeneidad en el desplazamiento de fluidos. La segunda etapa fue una




evaluacion experimental, en la cual se utilizaron productos quimicos y fluidos
obtenidos del campo en estudio; es relevante mencionar que esta etapa requirié
un mayor tiempo para su ejecucion. La tercera etapa considero la interpretacion de

resultados y elaboracion del reporte final.
El documento se estructur6 en 7 capitulos, el primer capitulo es la introduccion.

El segundo capitulo titulado: Descripcion del campo Poza Rica, se enfoca en
generar un contexto de la geologia del campo, histérico de explotacion, asi como
la situacion actual. De acuerdo a lo anterior, se vislumbra que es necesario
cambiar de estrategia en las técnicas actuales de explotacion para asi poder
incrementar la produccion; considerando que el campo de interés ya ha tenido
etapas de explotacion por recuperacion primaria y secundaria, la implementacion

de recuperacion mejorada es una opcién para optimizar la explotacion.

En el tercer capitulo titulado: Fundamentos de los métodos de recuperacion
mejorada, se describen los fundamentos de los métodos para asi poder entender
los efectos que tendran al tener un tipo de roca y fluidos del campo. Lo anterior es
importante debido a que el tipo de roca definira algunas propiedades del agua
(dureza, pH, composicidn, etc.), promovera una tendencia de mojabilidad, las
propiedades del petroleo (viscosidad, densidad, nimero &cido, etc.) ayudaran a
identificar el método que mas se adecue a las condiciones del campo.

El cuarto capitulo titulado: Flujo de fluidos en el medio poroso, se aborda el tema
en donde la heterogeneidad de un yacimiento tiene un papel importante en el
desplazamiento de los fluidos, considerando que en la recuperacién mejorada se
inyecta un fluido desplazante (agua o gas bajo ciertas consideraciones), el cual
tendria propiedades diferentes al que ha sido sometido anteriormente el campo, se
podria propiciar un mejor desplazamiento, asi mismo se modificaran propiedades
por la interaccién agua-petrdleo. Considerando lo anterior se tendria una mejora
en la eficiencia areal y vertical de desplazamiento. El tipo de arreglo de inyeccién
afectara con base en el fluido desplazante (considerando la viscosidad) y el fluido

desplazado.




Para el quinto capitulo titulado: Métodos de recuperacion mejorada: fundamentos
y seleccidn, se trabajo en una revision de la literatura para mostrar rangos de
aplicacion en los métodos de recuperacion mejorada considerados, para los
cuales se integraron rangos propuestos por diversos autores, en este analisis de
informacion asi como caracteristicas del campo en estudio, se considero:
profundidad, condiciones de presion, temperatura, heterogeneidad y composicién
de los fluidos del yacimiento. A nivel sub-superficial se revisaron problemas
mecanicos que pudieran afectar la recuperacion de fluidos. Para la superficie se
consideraron las instalaciones superficiales actuales y que el area de interés se
encuentra ubicada dentro de un area urbana. Lo anterior, permitié definir cual es el
método de recuperacion mejorada mas factible de aplicar bajo las condiciones

actuales.

En el sexto capitulo titulado: Evaluacion experimental y resultados, se describe la
evaluacion experimental utilizada en el método de recuperacion mejorada
previamente seleccionado, asimismo se describen las metodologias utilizadas y
resultados de cada etapa del proceso, con lo cual se muestra un efecto positivo en
las modificacion de las propiedades que beneficiaran el desplazamiento de fluidos
en el yacimiento; el alcali derivado al tipo de petréleo no se sustenta como
necesario en el proceso; el tensoactivo logré disminuir la tension interfacial,
mientras que con el polimero se incrementa la viscosidad del agua de inyeccion,

que es el objetivo buscado al implementar la utilizacién de los métodos quimicos.

Por ultimo en el capitulo 7 se plasman las conclusiones, interrogantes, las aristas

de investigacion proximas y recomendaciones posibles.







2. Descripcion del campo Poza Rica

2.1. Descubrimiento e histérico de explotacion

Como se muestra en la Fig. 2.1, el campo Poza Rica se encuentra en el estado de
Veracruz. El modelo sedimentario de la formacion caliza Tamabra esta
estrechamente relacionado a la evolucion de la Plataforma de Tuxpan; presenta

una distribucion amplia en gran parte de la Cuenca Tampico-Misantla.

Figura 2.1 Localizacion del campo Poza Rica
Fuente: tomado de (Google Earth, 2016)

Tiene una longitud de 22 km y una amplitud méaxima de 9 km, con una superficie
aproximada de 127 km? fue descubierto en mayo de 1930, sin embargo la
explotacion del campo se inicid hasta dos afios después. En 1951 se implanté una
prueba piloto de inyeccion de agua con 28 pozos, ubicados de forma dispersa en
la parte inferior del yacimiento. En 1953 el campo tuvo su produccion maxima de
petréleo de 149 Mbpd (PEP, 2006).




Es un yacimiento inicialmente saturado con un hidrocarburo ligero de 31 API, su
produccién para diciembre de 2015 con 185 pozos en operacion fue de Qo= 7,853
bpd y Qw=20,243 bpd.

La roca almacenadora en el campo es la formacion caliza Tamabra, se encuentra
entre la formacion Tamaulipas inferior y Agua Nueva, que actla como su sello

regional superior.

Se puede considerar que el campo esta dividido en cuatro bloques (para casos
practicos seran definidos como A, B, C y D) Fig.2.2, entre los cuales se
encuentran los siete sub-campos. La formacién Tamabra esta dividida en cinco
cuerpos principales (4 unidades de flujo y una unidad sellante), los cuales estan
divididos entre si, por lo que entre los cuerpos se han identificado unidades de

flujo independientes.

] Bloque A
[T Bloque B
[C] Bloque €

[T] Bloque D
----- Area urbana

Figura 2.2 Representacion esquematica del campo y Bloques
Fuente: Adaptado de (PEP: 2012)




El registro de un pozo tipo, muestra el comportamiento tipico de las secuencias
almacenadoras en la formacion Tamabra (cuatro unidades de flujo), asi como sus
unidades lutiticas limitantes, en las que se destaca la presencia de una unidad
definida como sellante, Fig. 2.3. Las caracteristicas petrofisicas de cada
secuencia, se han estimado con la informacién proporcionada por los registros

geofisicos (litologicos de resistividad y porosidad).
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Figura 2.3 Representamon de registro tipo del campo en estudio.
Fuente: Adaptado de (PEP, 2012)

En el campo se tienen identificadas las principales unidades de flujo y unidades
sellantes, las cuales presentan continuidad entre pozos, a pesar que algunos
intérpretes definen las cimas y bases de los cuerpos con algunos metros de
diferencia, todos interpretan en que existe la continuidad de éstas. La
heterogeneidad del yacimiento resalta al analizar los registros geofisicos de los
pozos, esto dificulta la interpretaciébn de la continuidad y espesores de las
unidades sellantes y de flujo.

La presion del yacimiento oscila entre los 130 y 250 kg/cm?, la profundidad de los
pozos se encuentra en un rango de los 2,100 md y hasta 2,800 md, siendo los

pozos de la parte norte los mas someros y los pozos del sur del campo los mas




profundos. Es importante resaltar mantenimiento de la presion causado por la

inyeccion de agua, implementada desde el afio de 1951.

La produccion maxima del campo fue en 1953, posterior a esa fecha se registré
una caida de la produccion y un incremento de la produccion de agua, como se
muestra en la Fig. 2.4 los dultimos datos de produccion de petroleo solo

representan el 7 % de la produccion bruta.

Tendencia de produccién
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Figura 2.4 Comportamiento histérico de produccion del campo
Fuente: Adaptado de (PEP, 2013)

En la Fig. 2.5 se puede entender que la producciéon de agua ha incrementado
hasta mantenerse en valores de los Ultimos afios de 60 y 75 %, mientras que con

el mantenimiento de presion el RGA se ha mantenido.

Historico de corte de agua y RGA
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Figura 2.5 Comportamiento histérico de corte de agua y RGA del campo
Fuente: Adaptado de (PEP, 2013)
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2.2. Situacién actual (necesidad de la recuperacion

mejorada)
La inyeccion de agua se ha realizado en tres cuerpos, por lo que actualmente se
encuentra distribuida en diferentes zonas del yacimiento, lo que implica un alta
produccion de agua para algunas unidades de flujo (mezcla de agua congénita y
de inyeccion), esto implica un riesgo para intervenciones como reparaciones
mayores y perforaciones, ademas de que se tienen que optimizar los gastos de
explotacion para retardar la irrupcion de agua.

Se analiz6 la situacion actual del area de interés, generando analisis de
comportamiento de volumen de petroleo identificando las zonas con mayor
acumulativa, que es el Bloque A Fig.2.6; asi mismo se revis6 y analizé la
distribucién de los pozos inyectores, observandose en su mayoria en el Bloque Ay
Bloque B Fig.2.7, aunque el Blogue A presentdé un mayor volumen de agua

inyectada, estos mapas consideran el comportamiento de todas las unidades de

flujo.

Rk % - -V\Li((L
0 100 4 Q 0 50 100
oC

Figura 2.6 Acumulada de petréleo Figura 2.7 Acumulada de agua de inyeccion
Fuente: Adaptado de (PEP, 2013) Fuente: Adaptado de (PEP, 2013)

Inicialmente los pozos fueron operados como fluyentes, el tiempo de produccion

fue alargado a través de la optimizacion de estrangulador, sin embargo, fue




necesaria la implementacion del sistema artificial posterior a un tiempo de

explotacion.

El campo ha sido explotado con diversos sistemas artificiales de produccién como:
bombeo neumatico, bombeo mecénico y bombeo hidraulico a lo largo de su vida
productiva. También se han realizado pruebas con bombeo electro-centrifugo y

cavidades progresivas.

En la Tabla 2.1 se muestra la produccion atribuible por sistema artificial de
produccion a diciembre de 2015, donde resalta que la mayor cantidad de pozos
operando es con sistema artificial de produccion (82 %), especificamente con
bombeo mecanico, los pozos operando con bombeo neuméatico se encuentran

fuera del area urbana.

Tabla 2.1 Operacion de pozos clasificados por métodos de produccion
Fuente: tomado de (PEP, 2015)

soene | oftioen | 0090 | papraas st

BM 105 3,418 44%

FL 33 1,224 16%

BN 28 472 6%

BH 19 2,739 35%
Total general 185 7,853 100%

Una vez definido el comportamiento histérico de produccion e inyeccion de fluidos
se analizan a través de un mapa de produccién los pozos que actualmente se
encuentran en operacion en el area, Fig.2.8 donde se interpreta una distribuciéon
de pozos con mayor produccion dentro del area urbana, ademas se puede
observar que la mayor cantidad de pozos operando y mayor producciéon de
petroleo esta en el Bloque A, Fig.2.9.
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Figura 2.8 Pozos operando en al campo Figura 2.9 Pozos operando Bloque A
Fuente: Tomado de (PEP, 2015) Fuente: tomado de (PEP, 2015)

Recuperacion primaria

Esta estuvo activa desde el inici6 de su explotacion en 1930 hasta 1951 que se
implementd la recuperacién secundaria. En este periodo el incremento de pal
produccion fue un reflejo al numero de pozos perforados durante el desarrollo del

campo.

Recuperacién secundaria

Derivado del largo tiempo de explotacién y a pesar de estar sometido a inyeccion
de agua desde el afio de 1951, coexisten unidades de flujo de-presionadas y re-
presionadas en el yacimiento; derivado a lo anterior, el campo se explota tanto con

pozos fluyentes y pozos con sistema artificial de produccion.

Se iniciaron procesos de recuperacion secundaria en yacimiento a partir del afo
de 1951. Las areas iniciales de inyeccion fueron seleccionadas por sus

caracteristicas petrofisicas, condiciones de energia y disponibilidad de fluidos.
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A continuacion se describen algunas generalidades del proceso de recuperacion

secundaria aplicado en el campo y su impacto en la produccién total del campo:

En 1951 se implantd una prueba piloto de inyeccion de agua con 28 pozos,
ubicados en forma dispersa en la parte inferior del yacimiento. Al mismo tiempo se
inyecté gas en la parte superior del yacimiento suspendiéndose tiempo después
por no observarse recuperacion de presion o incremento en la produccién de
petrdleo. Durante 1951 a 1962 se inyectd un promedio de 125,000 bpd de agua a
través de 28 pozos. Sin resultados favorables por lo que en mayo de 1962 se
modifico el patron de inyeccion observandose los efectos de la inyeccion tres afos
después (PEP, 2006).

En el comportamiento historico de la inyeccién mostrado en la Fig. 2.10 se puede
apreciar que posterior al afio de 1962 existe un ligero incremento en la produccion,
aunque también el mantenimiento de la produccion esta asociado con el desarrollo

pozos intermedios.

Tendencia histérica de produccion-inyeccion
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Figura 2.10 Tendencia histérica de produccion e inyeccién del campo.

Fuente: tomado de (PEP, 2013)

La Fig.2.11 muestra una relacion de la produccion acumulada de petrdleo y el
agua de inyectada, en lo que se observa que el mayor incremento de acumulada

de petréleo es en los primeros 40 afios, posterior a ese periodo a pesar del

12

——
| —



volumen de agua inyectada no se observa un incremento tan favorable en la

produccion de petréleo.

Relaciéon acumuladas de produccion-inyecciéon
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Figura 2.11 Comportamiento de acumulada de petréleo y agua inyectada del campo.
Fuente: tomado de (PEP, 2013)

100

Porcentaje

Derivado a la inyeccién de agua, a la cual se ha sometido el campo, existe un
cambio en el valor de la salinidad, inicialmente estaba en valores cercanos a las
50,000 ppm; sin embargo, actualmente eso ha variado, pudiendo tener valores en

rangos tan bajos como 10,000 ppm.

Limitaciones y situacion actual del campo
Estados mecanicos tipo

Considerando que el campo en estudio tiene un largo tiempo de explotacion, se
debe considerar que derivado a intervenciones de mantenimiento como
reparaciones menores o cambios de intervalos a través de reparaciones mayores,
las condiciones mecéanicas de algunos pozos se encuentran afectadas, Fig. 2.12,
ademas que al rededor del afio 2010 se comenzd una estrategia de perforacion de
pozos horizontales con agujero descubierto en su mayoria con objetivo de la
unidad de flujo 4, también se cuentan en el campo con tres pozo esbeltos, las

condiciones mecanicas de los pozos tipo se muestran a continuacion:
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Figura 2.12 Estados mecanicos tipo en el campo.
Fuente: Tomado de (PEP, 2012)

Como se ha explicado en el campo se tiene una caida de produccién de petréleo y
una incremento en la produccion de agua, por tanto se visualiza la necesidad de
implementacion de un método de recuperacion mejorada para incrementar la
produccién de petréleo, en la Fig. 2.13 se muestra el comportamiento de los
altimos 3 afios donde se puede visualizar que la produccion de petréleo disminuye

y la produccién de agua no se comporta con la misma tendencia.

Tendencia de produccién, ultimos tres afios
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Figura 2.13 Tendencia de produccion de los Gltimos tres afios en el campo.
Fuente: Tomado de (PEP, 2015)

——

14

'



3. Fundamentos de los métodos de recuperacion mejorada

3.1. Efectos del tipo de rocay fluidos
Toda la materia estd compuesta por atomos. El 4tomo es la unidad méas pequefa
en que un elemento puede ser dividido, es decir son los componentes basicos de
toda materia. Los atomos estan conformados por tres particulas subatomicas;

Protones (carga positiva), Neutrones (carga neutra) y Electrones (Carga negativa).

El atomo esta conformado por dos zonas distintas, un ndcleo que contiene los
protones y neutrones y es rodeado por una nube de electrones. En los atomos de
carga neutra (sin valencia), el numero de electrones es igual al nimero de
protones, por tanto, la carga del atomo es neutra. Cuando un atomo gana o pierde
electrones se forma un atomo cargado que es llamado ion. Cuando el atomo
pierde un electron se forma un ion de carga positiva llamado cation, de manera

similar si gana un electrén se forma un anién de carga negativa.

Los compuestos se forman por los enlaces entre atomos de dos elementos
diferentes, esto puede ser transfiriendo electrones (enlace i6nico) o compartiendo
electrones (enlace covalente). Los compuestos tendran diferentes propiedades

fisicas y quimicas de los elementos que los componen.

La molécula es la particula mas pequefia que presenta todas las propiedades
fisicas y quimicas de una sustancia y se encuentra formada por dos 0 mas atomos

enlazados quimicamente.

La valencia de un ion es el nUmero de electrones que puede adquirir o perder para
convertirse en un compuesto estable de carga neutra. Por ejemplo, para formar el
agua (H20) un atomo de oxigeno (valencia -2) se combina con dos atomos de
hidrogeno (valencia 1+), para formar la sal (NaCl) un atomo de sodio (valencia 1+)

se combina con un atomo de cloro (valencia 1- ).
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Algunos compuestos covalentes tienen un intercambio incompleto del electron en
el enlace, lo cual resulta en cargas positivas y negativas parciales en los a&tomos
dispuestos de una manera que polariza la molécula. Por ejemplo en el agua (H,0),
los dos atomos de hidrogeno permanecen parcialmente positivos y el atomo de
oxigeno permanece parcialmente negativo. Las cargas negativas del oxigeno
dominan un lado de la molécula, mientas que las cargas positivas de los &tomos
de hidrogeno dominan el otro lado, formando una molécula polar Fig.3.1, Los
atomos de hidrogeno de las moléculas de agua son atraidos por los atomos de
oxigeno de otras moléculas de agua cercanas. Esta atraccion entre el polo positivo
de hidrogeno de una molécula y el polo negativo de oxigeno de otra molécula se
llama enlace de hidrogeno. (M-I L.L.C, 2001).

Molécula de agua (H,0)

Carga positiva en el
lado del hidrogeno

Carga negativa en el
lado del oxigeno

Orientaclon de la carga polar

Atraccion entre el lado de
hidrogeno positivo y el lado
de oxigeno negativo

Figura 3.1 Molécula polar y enlace de hidrégeno en el agua.
Fuente: tomado de (M-I L.L.C, 2001)

Comparado con el enlace covalente, los enlaces de hidrogeno se consideran

enlaces débiles, por tanto, rompen y forman enlaces entre las moléculas cercanas.

——
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3.1.1. Caracteristicas del petréleo
El comportamiento molecular de una mezcla se expresa de mejor manera por el
comportamiento individual de las moléculas que la componen. Son cuatro los
factores fisicos importantes que gobiernan el comportamiento de los hidrocarburos
como se muestra en la Fig. 3.2. Estos son (1) presion, (2) atraccion molecular, (3)
energia cinética (movimiento molecular asociado con la temperatura) y (4)

repulsion molecular, (Clark, 1969)

. Fuerzas de
Moléculas R LD iy
@ N o O repulsion
- Presion
= :>< 0 Energia cinética
Fuerzas o
atractivas 2% ™ @ Moléculas
(a)Presion y fuerzas atractivas (b)Energia cinética y fuerzas de repulsion

Figura 3.2 Fuerzas que gobiernan el comportamiento de los hidrocarburos.

El petréleo estd conformado por componentes organicos. Dependiendo del
namero de atomos de carbono y de la estructura de los hidrogenos presentara
diferentes propiedades. El petréleo se clasifica en funcién de las estructuras
formadas por las moléculas, estos pueden ser parafinicos, naftenicos, aromaticos
y asfalticos. Asi mismo se han agrupado en series homologas a los que tienen
estructuras moleculares similares y han clasificado propiedades fisicas que
difieren de acuerdo al nimero de atomos de carbono en la estructura (ver Anexo
A).

El petréleo obtenido de los yacimientos puede tener diferentes caracteristicas,
respecto al color, viscosidad, densidad relativa, entre otros, sin embargo, casi
todos los liquidos naturales de petroleo tienen analisis elemental dentro de los

limites mostrados en la Tabla 3.1.
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Tabla 3.1 Andlisis elemental de petrdleo crudo tipico.
Fuente: Adaptado de (McCain, 1990)

Elemento | Porcentaje en peso
Carbon 84-87
Hidrogeno 11-14
Azufre 0.06-2.0
Nitrogeno 0.1-2.0
Oxigeno 0.1-2.0

Los hidrocarburos contienen acidos carboxilicos, éstos constituyen un grupo de
compuestos que poseen un grupo funcional llamado grupo carboxilo o grupo
carboxi (-COOH). Este tipo de acido se puede disgregar en el agua para dar un
proton y un ion carboxilato, el valor de nimero &cido (ka) es conocido como la
constante de acides, el pka de un acido es el logaritmo negativo de ka y se utiliza
para indicar la acides. En la Fig.3.3 se muestra un ejemplo de la estructura de un

acido carboxilico.

Hidrogeno o cadena
de carbonos

Figura 3.3 Estructura del &cido carboxilico

El grupo carboxilo presenta polaridad; por lo tanto se considera que puede formar
puentes de hidrogeno, lo que origina que de C; a C4 sean solubles en agua, de Cs
a Cio son muy poco solubles y para componentes mayores al Cj;p con
practicamente insolubles en agua. Se considera que del C; a Cg son liquidos y a

partir de C1o son solidos.
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Viscosidad de un fluido

La viscosidad se define en términos generales como la resistencia interna del
fludo a fluir. Una definicibn mas rigurosa puede ser desarrollada
matematicamente. En la Fig.3.4 dos capas de area A contienen un fluido separado
por una distancia dy se muestran a estar en movimiento. La capa superior tiene
una velocidad v+dv, y la otra capa una velocidad v. Debido a la friccion entre las
moléculas del fluido una fuerza F es requerida en la capa superior para mantener
la diferencia en velocidad dv entre las capas, por tanto ha sido determinado

experimentalmente la siguiente proporcionalidad (Amix, et.al. 1960)

F dv 3.1
7 D (3.2)
Area= A v +dv.
dy
Area= A Vv

v

Figura 3.4 Movimiento relativo de dos capas de fluido
Fuente: Adaptado de (Amix ,1960)

Para realizar la igualdad se introduce una constante de proporcionalidad “u”,

guedando como se describe a continuacién




En general la viscosidad de un liguido aumenta cuando la presion incrementa,
disminuye cuando la temperatura aumenta. Por tanto, en el petrdleo ocurre de
manera similar, aunque hay que considerar la liberacion del gas a presiones

menores a la de burbuja.

En la Fig.3.5 se muestra el comportamiento ideal de la variacion de la viscosidad
con respecto a la presion (a temperatura constante). Como se muestra en la
figura, si se trata de un yacimiento bajo-saturado punto A, al disminuir la presion la
viscosidad tiende a disminuir debido a que existe una expansion del petrdleo sin
cambio en la composicién hasta llegar al punto B (presion de burbuja), pero del
punto B al punto C (siendo el punto C la presion de abandono) a pesar de existir
una disminucion en la presion la viscosidad aumenta considerablemente esto es
debido a que existe un cambio en la composicion y esta incrementa en tipo
exponencial ya que primero se liberan los componentes mas ligeros y luego los

mas pesados.

A Viscosidad

C

Presion

»

Py

Figura 3.5 Grafica de viscosidad del petrdleo con respecto a la presion.

3.1.2. Caracteristicas del agua
El agua es un fluido que interactta con los hidrocarburos y el medio poroso en un

yacimiento; a continuacion se describe los factores que afectan la solubilidad:
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e Temperatura: para la mayoria de los soélidos y lo liquidos la solubilidad
aumenta a medida que incrementa la temperatura, mientras que para los
gases la solubilidad disminuye a mayor temperatura.

e EIl pH. Algunos productos quimicos tales como las sales multivalentes de
hidroxido y carbono, son mas solubles en condiciones acidas. Los iones de
calcio son mas solubles a un pH acido a neutro, a medida que aumenta el
pH, los iones hidréxido reaccionan con el calcio para precipitar hidroxido de
calcio. Otros compuestos como los iones carbonato cambian de especie
cuando el pH aumenta. Por ejemplo, el CO, reacciona con el agua para
convertirse en acido carbodnico a un pH bajo. Reaccionara con el hidréxido
para formar iones bicarbonatos en un rango de pH neutro y finalmente

iones de carbonato a un pH alto, Fig.3.6.

100

80

El aumento de la
salinidad desplaza
40 | 'as curvas hacia la
izquierda

60

Porcentaje

HCO,

0 2 4 6 8 10 12 14
pH
Figura 3.6 Balance carbonato-bicarbonato
Fuente: tomado de (M-I L.L.C, 2001)

e Ambiente ionico (salinidad). El incremento de la salinidad aumenta
generalmente solubilidad de otras sales.

e Presion. El aumento de la presion facilita la solubilidad de un gas en un
liquido, pero no tiene practicamente ningun efecto en la solubilidad de los

liquidos y los solidos.

En la Tabla 3.2 se muestran los componentes que puede contener nel agua

salada:
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Tabla 3.2 Andlisis del agua salada
Fuente: tomado de (M-I L.L.C, 2001)

Partes por Millon

Componentes (mg/1)
Sodio 10.550
Cloro 18.970
Sulfato 2.650
Magnesio 1.270
Calcio 400
Potasio 380
Bromo 65
Otros componentes 80

Se utilizan comunmente dos unidades de medida para definir la salinidad de un
agua. Miligramos por litro (mg/l); es una relacién de peso volumen, una solucion
de 100 mg/l contienen 100 mg de soluto por litro de solucién, los miligramos por
litro pueden ser convertidos a partes por millén si se conoce la densidad del fluido
dividendo el valor entre la densidad relativa de la solucion. Partes por millon
(ppm); es una relacién peso-peso, indica la concentracién en peso expresada en
partes por millébn del total, es equivalente a la fraccibn en peso (decimal)

multiplicada por un millén.

La dureza del agua es una referencia de la concentracibn de compuestos
minerales que hay en un cierto volumen, como el calcio o0 magnesio, por tanto
cuando se habla de un agua dura se entiende que tiene una elevada
concentracion e dichas sales , en caso contrario el agua blanda hace referencia a
gue las contiene en muy baja cantidad. Cabe mencionar que existen diferentes
ecuaciones para obtener la medida de la dureza; una unidad de medida para la
dureza del agua son los grados hidrométricos franceses (°HF) que pueden

obtenerse con la siguiente formula

1Ca* 2.5+ mg/l Mg * 4.2
oyp — me/lcax mmg/ D e e (3.3)
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La presencia de sales de calcio y magnesio en el agua depende de las
formaciones involucradas en el proceso de migracion del agua al yacimiento; por
tanto las aguas que atraviesan formaciones o estan en yacimientos carbonatados
tendran una mayor dureza. Al contrario, las aguas que atraviesan formaciones

siliciclasticas son las que tendran una dureza muy baja.

En un yacimiento que se tenga agua dura sera menos efectivo el uso de
tensoactivos. La dureza puede eliminarse utilizando el carbonato de sodio (o de
potasio) y cal. Estas sustancias causan la precipitacion del Ca como carbonato y

del Mg como hidréxido.

A continuacién se muestra un rango de valores en °HF para determinar que
dureza tiene el agua: °HF< 7: agua muy blanda, 7<°HF<14:. agua blanda,
14<°HF<32 agua de dureza intermedia, 32<°HF<54 agua dura y °HF>54: agua

muy dura.

El agua oceénica es ligeramente alcalina, su valor de pH esta entre 7-8 y varia en
funcién dela temperatura, si ésta aumenta le pH disminuye por lo que tiene a la

acidez.

3.1.3. Tipo de roca (carbonatos y siliciclasticas)
Es importante considerar la composicion de la roca para entender las reacciones
gue pudieran ocurrir al interactuar un fluido inyectado al yacimiento; por lo tanto a
continuacion se describen brevemente algunos minerales que se encuentran en

formaciones siliciclasticas y de carbonatos.

Carbonatos

Generalmente se acepta que el mineral se comporta de manera basica en
condiciones no acuosas, mientras que existe un cambio de carga en un medio

acuoso. La carga de la superficie es causada por la disolucién de iones del CaCOs
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superficial. A un pH =< 9, se encuentran iones de Ca®*, HCO3;~ y OH  en la fase
acuosa. A un pH cercano a 9, el CO3* aparece adicionalmente a estos iones y
alcanza una alta concentraciéon de todos los iones presentes. Por tanto, la
disolucidon parcial de carbonato de calcio afecta la carga de la superficie, sus
propiedades coloidales y su interaccibn con otros sustratos. Ocurren
complicaciones entre la superficie de las moléculas de los grupos de carboxilatos y
los &tomos de calcio hidratado localizados en la superficie del CaCO3 expuestos a
la fase liquida (Plank y Bassioni, 2007).

Se considera roca carbonatada a aquella que esta formada por mas del 50% de
minerales carbonatados (aragonito, calcita alta en Mg, calcita baja en Mg,

dolomita, otros).

La cantidad de Mg+2 presente en las calcitas magnesianas dependen de la razén
Mg+2/Ca+2 en la solucién y de la temperatura. A temperaturas decrecientes el
contenido de Mg+2 disminuye. Las calcitas con alto contenido en Mg tienen
tendencia rapida a transformarse en calcita, liberando iones de Mg+2. La
presencia de estos iones de Mg+2 en la solucion tiene un efecto inhibidor en la
cristalizacion de calcita, ya que al ser liberados forman una especie de proteccion
alrededor de los cristales de calcita impidiendo el crecimiento de estos a tamafos

mayores de 3 micras.

La caliza cuyo origen es sedimentario estd compuesta generalmente por el mineral
calcita (CaCOg3), 0 por su polimorfo aragonita. La presencia de aragonita es un
indicador de materiales de formacién reciente. La dolomia se corresponde con una
roca sedimentaria pero contiene el mineral dolomita (CaMg(COs3),). Existen otros
carbonatos que pueden encontrarse asociados tanto a las calizas como a las
dolomias, entre ellos siderita (FeCO3), ankerita (Ca;MgFe(CO3)s) Yy magnesita
(MgCOg3). Gran parte de los carbonatos sedimentarios han tenido su origen en
procesos quimicos y bioquimicos; entre estos ultimos, se cuentan los formados

por esqueletos de microorganismos y moluscos (Ponce y Gambaudo, 2005).
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La disolucion es el resultado de la interaccion de dos factores: la composicion del
agua de los poros y la mineralogia de las particulas. Cuando estos dos factores se
encuentran en desequilibrio, se produce la disolucion. El resultado final de los
procesos de disolucion va a ser la creacion de diferentes tipos de poros (porosidad

secundaria).

En la Tabla 3.3 se presenta una descripcion de las propiedades fisicas (sistema
cristalino, dureza, densidad y color) de los minerales mas comunes de las rocas
carbonatadas. Ademas se incluye una clasificacion de los minerales segun el

grupo de carbonato.

Tabla 3.3 Propiedades de los minerales mas comunes en rocas carbonatadas

Fuente: tomado de (Ponce y Gambaudo, 2005)

MINERAL SISTEMA DUREZA DENSIDAD COLOR
CRISTALINO MOHS
Hexagonal Coménmente moolom
CALCITA Chivaje romboedral 3 2,72 0 bianca. Codoreada
CaCO, | Pt :  Empunezas._
Hexagonal Comuzments blanco o
DOLOMITA Romboedros de cams iSna 287 rosado
CaCO, MpCO, curvas
Comusmente
ARAGONITA Onorombico iSad 43-29 incolors, blanco o
CsCOy smaniio, Otron
4 colores por impurezas |
Hexagonal
SIDERITA Cnistales roanbicos iSad 37-39 Comunmente mamoa
FeCO, distorsonados O pegro
ANKERITA Hexagonal Comunmente blanco,
CoMoFe(COyy | Crstales romiboddnces | 3544 | 29 2~ lrosadoogns +
MAGNESITA Hexagonal Comusmente blanoco o
MgCO, Grarmlar o masas terrosas 1584 286~31 amanlento. Otros
colcees par impurezas |

Basicamente en los grupos de carbonatos anhidros se agrupan segun pertenezcan a la calcita,
dolomita y aragonito tal como se muestra en la siguiente tabla

Minerales segln el grupo de carbonato

'GRUPO DE LA CALCITA

GRUPO DE LA DOLOMITA

GRUPO DEL ARAGONITO |

CALCITA (Ca) DOLOMITA (CaMg) ARAGONITO (Ca)
MAGNESITA (Mg) ANKERITA (CaFe) WITHERITA (Ba)
SIDERITA (Fe) |KUTNAHORITA (CaMn) ESTRONCIANITA (Sr)

CERUSITA (Pb)

SMITHSONITA (Zn)

Siliciclasticas

Las rocas siliciclasticas se generan por procesos de erosion, transporte y

depositacion. Posteriormente tras su enterramiento sufren una serie de procesos

——
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diagenéticos, cuya consecuencia mas importante es que la roca se litifica y la
porosidad por lo general se reduce, lo que puede afectar a las condiciones de esa

roca como yacimiento de fluidos.

Este tipo de rocas representan una mezcla de granos minerales y fragmentos de
rocas derivados del interperismo y erosion de rocas preexistentes, por tanto es
posible que contenga cualquier tipo de mineral. El proceso de interperismo y
erosion produce sedimentos de tamafios muy variados, que pueden presentar

desde tamafios microscopicos hasta grandes bloques.

En rocas de origen reciente, sus espacios estan formados sin material sélido,
mientras que en rocas antiguas se encuentran rellenos de una matriz de silice o
carbonato de calcio; el espacio poroso estara lleno de algun fluido y los granos

pueden estar compuestos de cuarzo, feldespatos o fragmentos de otras rocas.

3.2. Aspectos fundamentales de la ingenieria petrolera.
El yacimiento se considera como un volumen de roca intercomunicado
hidraulicamente, que contiene fluidos; estos fluidos pueden ser agua, gas y
petréleo. Considerando lo anterior, el analizar el tipo de roca, porosidad,
permeabilidad, mojabilidad, presion capilar, etc., son necesarios para entender y
describir el comportamiento de los fluidos cuando se ven afectados por algin

método de recuperacion mejorada.

3.2.1. Permeabilidad
La permeabilidad es la capacidad de la roca de permitir el paso de fluidos, en

cuanto a esta propiedad existen tres tipos: absoluta, efectiva y relativa.

La permeabilidad absoluta es un propiedad Unicamente de la roca por tanto no
depende del fluido que la sature, siempre y cuando la sature completamente. En la

Fig.3.7 se muestra el esquema de un desplazamiento de un fluidos bajo las
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consideraciones siguientes: flujo laminar, fluido incompresible, satura 100 % la

roca, medio poroso homogéneo.

—) .

K2

v

Figura 3.7 Desplazamiento lineal horizontal de un fluido incompresible

En la figura anterior se puede observar que la velocidad del fluido sera
directamente proporcional a la permeabilidad por la diferencial de presion e
inversamente proporcional a la viscosidad del fluido y la distancia que recorra,

como se observa en la siguiente expresion

_ kap (3.4)
U= ‘qu ................................................ .
O expresado en término del gasto
kAAp
q=-— GAx s (3.5)

Con una velocidad de flujo de un centimetro cubico por segundo a través de una
seccion transversal area de un centimetro cuadrado de un fluido de un centipoise
de viscosidad y un gradiente de presion a una atmosfera por centimetro de
longitud, es obvio que k es la unidad. Para las unidades descritas anteriormente, k
tiene ha asignado arbitrariamente a una unidad llamada Darcy, en honor al
hombre responsable para el desarrollo de la teoria de flujo a través de medios

porosos. Por lo tanto, cuando todas las otras partes de la Ec.3.5 tienen valores de
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unidad, k tiene un valor de un Darcy. Un Darcy es relativamente una
permeabilidad alta, las permeabilidades de la mayoria de las rocas del yacimiento
son menores de un Darcy, (Tarek, 2006).

La Ec.3.5 representa la ley de Darcy; a continuacion se muestra la Tabla 3.4 con
el factor de conversion para usar las unidades de campos y del sistema
internacional.

Tabla 3.4 Unidades y factor de conversion para usar la ley de Darcy

Variable |Unidades de campo | Sistema Internacional

q Bbl/dia m°/s

A pie” m?

X Pie m

Ap Psi Pa

U cp Pa*s

k Darcy m?
Constante 1.127 9.869*10™"

A diferencia de la permeabilidad absoluta, la permeabilidad efectiva se tiene
cuando un medio estd saturado por mas de un fluido, en otras palabras la
permeabilidad efectiva es la permeabilidad de un medio poroso a un fluido
parcialmente saturaste. Le permeabilidad efectiva esta en funcién de la saturacién
del fluido y de las caracteristicas de la formacion. Una manera de poder utilizar y
compara las permeabilidades de fluidos parcialmente saturantes es por medio de
la permeabilidad relativa que es la relacion de la permeabilidad efectiva entre la

permeabilidad absoluta, como se muestra a continuacion:
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En un sistema con diferentes tamarfios de poros, la fase mojante ocupara los poros
mas pequefios (donde la presidn capilar es mayor) y parte de los poros grandes,
mientras que la fase no mojante no podré entrar a los poros mas pequefios y fluir4

hacia las zonas de mayor espacio poroso que contribuyen principalmente al flujo.

La permeabilidad relativa a cualquier fluido estara en un rango de entre cero y
uno. Como se puede interpretar en la Fig.3.8, donde se tiene un sistema mojado
por agua, al analizar de izquierda a derecha la curva de permeabilidad relativa de
la fase mojante, se entiende que pequefas saturaciones de la fase no-mojante
disminuiran drasticamente la permeabilidad relativa de la fase mojante. La fase no
mojante fluye a saturaciones pequefias de ésta .La curva de permeabilidad relativa
de la fase mojante muestra que dejara de fluir a un valor relativamente alto de la

saturacion de la misma (estara ocupando los poros mas pequefios).
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Figura 3.8 Comportamiento tipico de flujo para dos fases

Fuente: tomado de (Tarek, 2006)

Estas curvas pueden construirse a través de un proceso de drene o imbibicion. Si

se considera analizar un proceso de inyeccion de agua en un yacimiento
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preferentemente mojado por agua se debe de utilizar las curvas de permeabilidad
relativas realizadas mediante la imbibicion; si el sistema es mojado por petroleo,
se deben de emplear las curvas generadas por un proceso de drene. La
imbibicidon se refiere a un proceso casi instantdneo por el cual la fase mojante
desplaza a la fase no mojante, mientas un proceso de drene se refiere a inyectar

la fase no mojante para desplazar en una roca a la fase mojante.

3.2.2. Porosidad y saturaciones

Porosidad

La porosidad es un parametro de la roca importante ya que indica el espacio
disponible para contener fluidos. La porosidad expresada en porcentaje es la
relacion del volumen de poros entre el volumen total (poros y roca), multiplicando

el cociente por cien.

volumen de poro  Vp

= 100 =
0 i volumen total Vr+Vp

Se dice que la porosidad es primaria o inicial cuando se desarrolla solamente por
la depositacion del material mientras que la secundaria o inducida es desarrollada
posterior a la depositacion que pudiera ser un fracturamiento natural de la

formacidn, una estimulacion acida, entre otros.

Desde un punto de vista de ingenieria de yacimiento, una de las propiedades mas
importantes de la roca es la porosidad, ya que es un espacio disponible para
almacenar hidrocarburos. La porosidad para un empaque cubico (el arreglo menos
compacto) es de 47.6%, y para un empaque romboidal (el arreglo mas compacto)
es de 25.96 % (Amix, et.al., 1960).
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Saturacion

Los fluidos presentes en el yacimiento seran referenciados a través de una
saturacion (relacion de volumenes), esta puede ser definida como una fraccién
que relaciona el volumen de fluido (petréleo, agua o gas) entre el volumen de poro
ocupado por el mismo. Las sumas de saturaciones siempre sera la unidad
independientemente de tener uno, dos o tres fluidos presentes.

V fiuia
S fluido = fluido

Vporo

La saturacion de agua congeénita (Swc) es la saturacion de agua que existe en el
yacimiento al momento de ser descubierto, en otras palabras es al gua que estaba
inicialmente en el yacimiento y no pudo ser desplazada por los hidrocarburos

cuando éstos migraron al yacimiento.

La saturacion residual de una fase (petréleo, agua o gas), corresponde a la fase
que queda en el yacimiento en la zona barrida después de un proceso de

desplazamiento.

La saturacién critica de una fase corresponde a la saturacion minima requerida

para que una fase pueda moverse en el yacimiento.

3.2.3. Tension interfacial y superficial
Cuando se tiene un sistema con mas de jun fase es necesario considerar el efecto
de las fuerzas en la interfase de dos fluidos inmiscibles en contacto; cuando estos
fluidos son liquido y gas se usa en termino de tension superficial; cuando la

interfase es entre dos liquidos se le llama tensién interfacial.

La interfase se forma como una capa pequefia que actia como una membrana y
es resistente a la rotura; esta union proviene de las fuerzas de atraccién entre las

moléculas.
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Considerando dos fluidos inmiscibles, aire (0 gas) y agua (o petréleo) como se
muestra en la Fig.3.9. Una molécula de liquido que esta alejada a la interface, se
encuentra rodeada de otras moléculas de liquido, teniendo un resultante neto de
fuerzas de atraccion en la molécula de cero. Una molécula de petréleo en la
interface, no obstante, tiene una fuerza actuando en ella a partir de las moléculas
del aire (gas) se extiende inmediatamente por encima de la interfaz y de las
moléculas de liquido por debajo de la misma. Las fuerzas resultantes estan
desequilibradas y dan lugar a la tension superficial. La fuerza de atraccion
desbalanceada entre las moléculas, crean una superficie de membrana con una

tension medible; es decir la tension superficial (Tarek, 2006).

Surface Fllm
\ / Surface Molecules
Pulled Toward
Monlscus— Liquid Causes
2 Tension in Surface
’T..)' L{:X.ww
Molecules /
“‘""+ *‘W Internal Molecules
Oil Pulled in all
Directions

= =~

Figura 3.9 llustracion de tension superficial.
Fuente: tomado de (Tarek, 2006)

La tension superficial tiene unidades de fuerza por unidad de longitud, por lo
general se denota por el simbolo o.

La tension superficial es la fuerza que actia tangencialmente por unidad de
longitud en el borde de una superficie libre de un liquido en equilibrio, que tiende a
contener dicha superficie; las fuerzas cohesivas entre las moléculas de los liquidos
generan la tension superficial. Esta fuerza (una manifestacion de las fuerzas

intermoleculares en los liquidos), junto a las fuerzas que se generan entre los
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liquidos y las superficies solidas con las que tienen contacto, da lugar a la

capilaridad.

Para entender la relacion de fuerzas en la presion capilar, se puede considera un
tubo de vidrio que se coloca en un recipiente abierto (expuesto a la presion
atmosférica) que contiene agua, la combinacion de tension superficial y la
mojabilidad del agua al tubo; causaran que el agua suba dentro del capilar sobre

el nivel de agua del recipiente fuera del tubo, como se muestra en la Fig. 3.10.

Fdesc
(0]

Gas 1
*2
1

h
Fasc
L] 3 [] 4
Agua

Figura 3.10 Relaciones de presion en un tubo capilar
Fuente: adaptado de (Tarek ,2006)

Como se observa en la Fig. 3.10, el agua ascendera por el tubo capilar hasta que
la fuerza ascendente se equilibre por el peso de la columna hidrostatica,
considerando que el tubo capilar tiene un radio “r’, la fuerza ascendente total Fgc
es igual a la fuerza por unidad de longitud de superficie del total de la longitud de

ésta, la cual estad dada por la expresion siguiente:

Fioc = (27Tr)(aga)(cos 0) (3.9)




La fuerza ascendente F,sc se contrarresta por el peso de la columna hidrostatica,

que es equivalente a una fuerza hacia abajo por la masa por la aceleracién

Faese = (2R (Pa = Pg) g «vveeermeeeeimeeeaiiee e (3.10)

Debido a que la densidad del aire es insignificante en comparacion con la
densidad del agua, la ecuacion anterior puede expresarse de la siguiente manera:

Faose = (T2R)(00) G evvneeneeeeiiee e (3.11)

Igualando las Ecs.3.9 y 3.11 que son la fuerza ascendente y descendente y

despejando la tension superficial queda la siguiente ecuacion

rhp.g
o 3.12
%90 = 3050 ( )

Se considera que se tiene petréleo en lugar de aire la Ec.3.12 se puede expresar

de la manera siguiente:

Th(pw — Po)g
e 3.13
Tow 2 cos 8 ( )

3.2.4. Mojabilidad
Los liguidos tienen propiedades de cohesion y adhesion, a los cuales ayudan a

formar una fase continua y mojar a un sélido.
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La adhesion es una propiedad de la materia por la cual se unen dos superficies de
sustancias iguales o diferentes cuando entran en contacto, y se mantienen juntas
por fuerzas intermoleculares. En la adhesion dispersiva dos materiales se
mantiene unidos por las fuerzas de Van der Waals (atraccion entre dos
moléculas). En un sistema sélido-liquido-gas, el angulo de contacto es usado para

cuantificar la adhesividad.

La cohesion es una fuerza de atraccidén entre particulas adyacentes dentro de un
mismo cuerpo, en los liquidos la cohesion se refleja en la tension superficial
causada por una fuerza no equilibrada hacia el interior del liquido que actia sobre

las moléculas superficiales.

La mojabilidad se define como la tendencia de un fluido a esparcirse o adherirse a
la superficie de un solido en presencia de otro fluido inmiscible. La mojabilidad de
la roca en un yacimiento es muy importante ya que dicta la distribucion de los
fluidos dentro del espacio poroso. Debido a las fuerzas atractivas y de presion
capilar la fase mojante tiende a ocupar los poros mas pequefios de la roca,
mientras que la fase no mojante saturara los poros mayores. La forma de que un
fluido tiene a expandirse a un solido puede definirse por medio de su angulo de

contacto como se observa en la Fig.3.11.

El angulo de contacto que forma la fase mojante con una superficie soélida
depende principalmente de la relacién que existe entre las fuerzas adhesivas entre
el liquido y el sodlido y las fuerzas cohesivas del liquido. La ecuacion de Young-
Dupre muestra un balance de fuerzas de una gota que moja un sélido, como se

observa en el diagrama presentado en la figura siguiente.

O-OW

petroleo

Figura 3.11 Sistema roca, agua y petroleo
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Considerando el diagrama de la Fig.3.11, se realiza un balance de fuerzas

obteniendo la siguiente ecuacion.

Ows + Oy C0SO — 0,5 =0

Despejando la ecuacion anterior, en funcidén de cosf, se obtiene la Ec.3.15

En la Fig.3.12 se describe la relacion entre el &ngulo de contacto y la mojabilidad

considerando agua y petréleo.

Angulo de contacto

Descripcion

©<90° petréleo Ops = Owsy Ops — Oyg > 0
Mojado Por tanto Cos© >0, 0°<©<90°
g agua

por agua
©> 90° petrdleo

. Oos < Owsy Ogs — Oys <0
Mojado agua o 0

p Por tanto Cos© <0, 90°<6<180

por
petréleo
©=90° petrdleo Ops = Ows, Ops — Ops = 0
Mojabilidad agua Por tanto Cos® =0, 6=90°
intermedia 0

Figura 3.12 Mojabilidad en funcién del angulo de contacto

——
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Ademas de los tres casos antes descritos se puede tener el caso de que la roca es
completamente mojada por petroleo, para esto se tendria un valor de §=180° y el
altimo caso seria roca completamente mojada por agua para lo que se tendria un

valor de 6=0°.

3.2.5. Presion Capilar
Las fuerzas capilares en un yacimiento son el resultado de la combinacion de
efectos de tension interfacial, tamafio y geometria de poro asi como de la

mojabilidad del sistema.

La presion capilar (P.) se puede definir como la diferencia de presion que existe en
la interface formada por dos fluidos inmiscibles, de los cuales uno mojara

preferentemente al sélido.

La capilaridad es a la vez consecuencia de adhesion y cohesion. Cuando la
primera tiene menor efecto que la segunda, el liquido moja las superficies solidas
con las que esté en contacto y se eleva en el punto de contacto; si predomina la
cohesion, la superficie liquida desciende en el punto de contacto. Por ejemplo, la
capilaridad hace que el agua se eleve en un tubo de vidrio, mientras que el

mercurio desciende por debajo del nivel verdadero.

El desplazamiento de un fluido por otro en el medio poroso es propiciado o
restringido por la presion capilar. Por tanto, para mantener el medio poroso
saturado parcialmente con el fluido no mojante, considerando el fluido mojante, es
necesario tener una mayor presion en el fluido no mojante (Pn,) que en el fluido

mojante (P,). Como se presenta en la siguiente ecuacion:
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El exceso de presién en el fluido no mojante es la presion capilar, la cual depende
de la saturacion. En un yacimiento podemos tener tres tipos de presion capilar;
presion capilar agua-petroleo (Pcwo), presion capilar gas-petréleo (Pcgo) Yy presion

capilar gas-agua (Pcgw).

Considerando la Fig.3.10 y la Ec.3.16 de presion capilar tenemos que

PC=P1_P2 ............................................. (317)
Py =Py — PGl e (3.18)
P1 = P3 - pairegh ............................................. (319)

Sustituyendo en la ecuacion y considerando que la presion en el punto 3 es igual a

la presion en el punto 4 de la Fig.3.10, tenemos

Pc = (pw — Paire)gh = A0gh ..o (3.20)

Considerando la tension interfacial y un sistema agua petréleo la presion capilar

puede expresarse de la siguiente manera:

2 0
Pe = % ............................................. (3.21)

3.2.6. Nimero de Bond y Numero Capilar
La movilizacion de una fase liquida no acuosa (NAPL) es una de las
consideraciones mas importantes para el desarrollo de tensoactivos, se han
desarrollado experimentos para investigar el inicio y alcance de la movilizacién del
tetracloroetileno (PCE) durante el tratamiento con el producto quimico. Para

inducir la movilizacién, la tension interfacial entre el PCE residual y la fase acuosa
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tuvo que reducirse en el orden de 1 x10* Dina/cm. El resultado de la des-
saturacion del PCE se expresa en términos de un numero total de entrampamiento
(N1) que relaciona fuerzas viscosas y de flotacion a las fuerzas capilares actuando

para retener el petréleo en el medio poroso (Kurt ,et.al., 1996).

Se puede considerar que algunos componentes del hidrocarburo pueden
separarse en una fase organica o fase liquida no acuosa (NAPL), ésta al moverse
por el medio poroso puede ser retenida en uno de estos, debido a las fuerzas
capilares. Bajo un régimen normal de flujo esta NAPL puede ser inmovil, sin
embargo al disminuir la tension interfacial entre la fase mojante y no mojante

puede recuperarse.

El ndmero total de entrampamiento Nt que relaciona fuerzas viscosas y de
flotacion a las fuerzas capilares actuando para retener el petréleo en el medio
poroso. Para un medio mojado por agua, las condiciones que gobiernan la
movilizacion del NPAL entrampado pueden evaluarse considerando las fuerzas
gue actian en un glébulo de NAPL, como se muestra en la Fig.3.13. (Kurt, et.al.,
1996)

direction of flow

l'npc:-}'

Va Pag

Figura 3.13 Diagrama esguematico, modelo de entrampamiento del poro y sistema de
coordenadas
Fuente: tomado de (Kurt ,et.al., 1996)
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La Fig.3.13 representa el medio poroso y un glébulo entrampado de NAPL, el poro

“I”

esta orientado en la direccion “I”, forma un angulo “a” con el eje horizontal. Dentro
del poro las fuerzas de gravedad y de presién son balanceadas por las fuerzas

capilares con lo que se retiene el NAPL.

En el desarrollo tedrico presentado por Kurt y colaboradores se muestra la relacion
en las fuerzas capilares y de flotacion en el ndmero total de captura Nt, en el

desarrollo consideran que el medio es isotropico:

2kk,,, ( - ;—”)

Ny = \/cha + 2N N sina + N2 =

En el medio poroso se puede considerar que las fuerzas viscosas y capilares
actian de manera gobernante respecto a la cantidad del petrdleo recuperado.
Debido a esta suposicion varios autores se han esforzado en generar una relacion
entre estas fuerzas y es a través de un grupo adimensional que relaciona las
fuerzas viscosas con las fuerzas capilares; este grupo se define como numero

capilar “N¢3”, como se muestra en la Ec.3.23.

Fuerzas viscosas VU,

= e - T TP 2
Fuerzas capilares a,, cos® (3.23)

ca

Considerando la Ec.3.23, si Nga>>1 significa que las fuerzas viscosas predominan
sobre las fuerzas capilares, si N¢a<<1 las fuerzas viscosas son despreciables

comparadas respecto a las fuerzas capilares.

A medida de que el valor del nUmero capilar aumenta, se disminuye la saturacion
de petroleo residual, debido a dos efectos, la disminucion de la tension interfacial o

aumento de la viscosidad de la fase desplazante.

40

——
| —



El nimero de Bond Ng representa la relacion de las fuerzas de flotacién y las

fuerzas capilares

_ Fuerzas flotacion _ Aogkk,,,
~ Fuerzas capilares  o,,, cos 6

B

En la Fig. 3.14 se muestra un comparacion de como disminuye la saturacion del
PCE para diferentes tamafios de arena y comportamiento de N¢c, Ng ¥ Nt en los

estudios realizados (Kurt, et.al., 1996).

& Water {a) {b)
T ed?a 4% w2722

= 12 e FT=50 Ne, s == 40-270 mesh
2 W & seetr=—=100-120
= 1o} b Tndidiiey N Ng g 100-120.mesh
S S S “e GO-BO mosh
(=] o
= af 5 == 20-30 mesh
3 4% Aarosel MANOT |
2 B \ 1.0 5
A B g v FT-0.9% B
5 w
g r 4% Aevoscl AVIOT o i

2 ™. IFT =0.03 1

I Y X L
R .

0 A0 4 aiall AL ALl AL A BLAuL AL L Aiai A4 4 iiia o 2 222308 a3 220 " A‘““k";:: x Ll a a TT

1E-0 1E-0 YE-O5 1E0 1E< 1D

EOz &0h 5 & b B2 1607 16-06 1E05 1E-04 1603 16-02

Nca N Ny Ny

Figura 3.14 Disminucion del PCE vs N¢a, Ng, Nr.
Fuente: tomado de (Kurt ,et.al. 1996)

Es importante resaltar que inicialmente se tiene valores menores de 1x10° de
ndamero capilar, donde practicamente se mantiene una saturacion constante de
petréleo residual, sin embargo cuando el niumero capilar alcanza valores mayores

a 1x10™ disminuye a nivel de laboratorio de manera significativa la saturacion del

petréleo.
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3.3. Procesos de recuperacion (primaria, secundaria y

mejorada)

3.3.1. Mecanismos de recuperacion primaria.

Recuperacion primaria se refiere al proceso de produccion de fluidos (petréleo,

gas y agua) utilizando uUnicamente la energia propia del yacimiento y de su

acuifero asociado en caso de tenerlo.

En el proceso de recuperacion primaria la energia del yacimiento se proporciona

por los mecanismos siguientes:

Expansién de la roca: El yacimiento estd conformado por un medio poroso y
fluidos, los cuales ocupan un volumen a ciertas condiciones de presion y
temperatura; cuando la presion del sistema se reduce la roca que contiene
a los fluidos tiende a expandirse reduciendo el volumen poroso y por tanto
expulsando los fluidos que contiene, este mecanismo es relevante cuando
la compresibilidad de la roca es grande; por ejemplo formaciones de
carbonatos someros. Este efecto se observa en la Fig.3.15.

Empuje por gas disuelto: Es resultado de la liberacion del gas en solucion
del petroleo en el yacimiento, lo que provoca una expansion y expulsion del
petréleo de la formacion hacia los pozos productores, como se observa en
la Fig. 3.15.

Expansion del casquete de gas: La energia utilizada para la produccion de
fluidos proviene a la expansion del gas contenida en el casquete; se
establece que el casquete es primario si se presenta desde el inicio de
explotacion y se denomina casquete secundario al que se forma como
resultado de la explotacion, como se observa en la Fig. 3.15

Empuje hidraulico: Es resultado del avance hacia la zona de petréleo del
agua que se encuentra en el acuifero asociado. Se considera un
mecanismo de produccion muy eficiente (Depende de la litologia y si se
produce petréleo o gas) ya que mantiene la presion en el yacimiento,

muestra una relacion gas aceite constante, aunque los pozos cercanos al
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contacto agua-petrdleo aumentan rapidamente la produccion de agua; el
empuje proporcionado por el acuifero puede ser de fondo, flanco o
periférico, el comportamiento de la eficiencia de recuperacion se muestra
en la Fig. 3.15.

e Segregacion gravitacional: Se considerada como el mecanismo de
produccion mas eficiente, estd asociado a yacimientos de gran espesor,
buenas permeabilidades verticales, los gradientes gravitacionales son
mayores a los gradientes de presion causados por la produccion, el
comportamiento de la eficiencia de recuperacion se muestra en la Fig. 3.15.

e Empuje combinado: Dificiimente se presentara en la vida productiva de un
yacimiento un solo mecanismo de empuje; por tanto, es importante conocer
cual es el mecanismo predominate y con esto aprovechar sus beneficios

para obtener el factor de recuperacion maximo posible.

_—y
[~
(=]

1 Liquid and Rock Expansion
2 Solution Gas Drive

3 Gas Cap Expansion

4 Water Influx

5 Gravity Drainage

6.0.-.

Reservoir Pressure, % Original Pressure

(=3

0 10 20 30 40 50 60
Recovery Efficiency, %00IP

Figura 3.15 Eficiencia de recuperacién en mecanismos de recuperacion primaria
Fuente: tomado de (Takur, 1994)

En la Tabla 3.5 se describen los rangos de la eficiencia de recuperacion por los
mecanismos de produccion segun algunos autores; es importante mencionar que

algunos valores se obtuvieron de manera visual, ya que solo presentaban graficas.
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Tabla 3.5 Comparativa de factores de recuperacion

Mecanismo\ Autor 1 Autor 2 Autor 3 Autor 4
FR (Amyx, et.al., 1960) | (Takur, 1994) |(Samaniego, 2011) | (Tarek, 2006)
Expansion de
<5 3-7
la roca
Por gas
_ <28 <22 5-25 5-30
disuelto
Capa de gas <68 <30 20-40 20-40
Acuifero <93 <50 40-70 35-75
Segregacion
T <58 70 <80
gravitacional

A pesar de que tanto en la Fig.3.13 y Tabla 3.5 se describe el comportamiento de

factor de recuperacion, no se hace referencia al tiempo que tomaria obtenerlos.

3.3.2. Recuperacion secundaria.
La recuperaciéon secundaria hace referencia a la produccion de fluidos por medio
de una energia externa, proporcionada al yacimiento mediante la inyeccion de

fluidos inmiscibles, como los son la inyeccién de agua o gas.

Este proceso se aplica cuando el yacimiento no cuenta con la energia suficiente
para explotarse de manera O6ptima, puede implementarse una vez que el
yacimiento ha agotado buena parte de su energia, por medio de recuperacion
primaria, o bien desde el inicio de la explotacién si se analiza que la energia del

yacimiento puede mejorarse por la recuperacién secundaria.

3.3.3. Recuperacion mejorada.
Posterior a la implementacion de la recuperacion secundaria queda petroleo

entrampado en el medio poroso; por lo tanto, se pueden implementar procesos
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definidos como recuperacion terciaria, como son procesos miscibles; inyeccion de

gas, quimicos o procesos térmicos para incrementar el hidrocarburo recuperado.

La recuperacién mejorada puede definirse como cualquier tipo de proceso que
provee al yacimiento una fuente adicional de energia, con el objetivo de recuperar
petréleo adicional al producido durante su etapa de explotacion primaria o

secundaria.

En la Fig. 3.16 se ejemplifica un comportamiento posible de la explotacion del
yacimiento considerando la produccién de hidrocarburos y la implementacion de

recuperacion secundaria y mejorada.

Profits/Profitability Index
® Maximize Profits

Figura 3.16 Produccion e implementacion de recuperacién mejorada en la vida productiva de un
yacimiento.
Fuente: tomado de (Takur, 1994)
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4. Flujo de fluidos en el medio poroso

4.1. Efectos de la heterogeneidad en el yacimiento.
Los yacimientos de hidrocarburos generalmente presentan una variacion en sus
propiedades petrofisicas; para considerar la implementacion de un proceso de
recuperacion mejorada es necesario tener una buena caracterizacion del
yacimiento. Las caracteristicas del sistema roca fluidos, asi como la
heterogeneidad del yacimiento, tendran un efecto importante en la seleccion del

método de recuperacion mejorada.

La heterogeneidad del yacimiento impacta fuertemente a un proceso de inyeccion
de fluidos, debido a que representa una continuidad de unidades de flujo entre el
pozo inyector y productor. Esto se reflejara en la eficiencia de los desplazamientos

areal y vertical.

La heterogeneidad de un yacimiento debe analizarse de manera horizontal y
vertical, el considerar la heterogeneidad en un tipo de roca ayudara a entender las

posibles distribuciones de porosidad, permeabilidad, mojabilidad, etc.

El considerar la variacion vertical de la permeabilidad, se puede considerar que le
yacimiento estd formado por estratos de diferente permeabilidad, lo que
ocasionara que el fluido se mueva a través de ellos a diferentes velocidades.

El considerar la variacién areal de la permeabilidad afectard la distribucion de

fluidos desplazados en un estrato

La inyeccién de agua en un sistema estratificado tendra un efecto mayor en las
capas de alta permeabilidad; por lo tanto, el agua se movera mas facilmente
desplazando el petrdleo en estas capas; la irrupcién de agua en el pozo productor
sera en funcion de estas capas, lo que implicara que las zonas de mas baja

permeabilidad contendran petrdleo que no ha sido desplazado por el agua.
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4.1.1. Permeabilidad considerando combinacion de capas
El conocer la adecuada distribucion de la permeabilidad es un factor importante
para definir el flujo de fluidos en un medio. Los yacimientos pueden contener
distintas capas o zonas de variacion de permeabilidad. En la literatura se han
explicado tres técnicas para determinar un promedio apropiado de la
permeabilidad: promedio ponderado o aritmético (flujo en capas en paralelo),
promedio armonico (capas en serie) y promedio geomeétrico.

La ecuacion de Darcy para la obtencidbn de la permeabilidad se deriva
considerando un valor continuo de permeabilidad entre la cara de entrada y salida
del flujo, sin embargo, en la realidad existe variacién de ésta en un espesor del
yacimiento. Si el sistema de roca se compone de distintas capas, conformado por
bloques a anillos de permeabilidad el promedio de permeabilidad puede obtenerse

bajo las siguientes consideraciones:

Capas en paralelo

Considerando el caso donde el sistema de flujo estda compuesto por capas
separadas una de otra por una barrera infinitamente delgada, como se muestra en
la Fig. 4.1, el promedio de la permeabilidad puede obtenerse de la siguiente

manera (Amyx, et.al., 1960)

i Q- P, P,
Qa | Q
K, h, Q
L Q, ks h,
Ky hy

Figura 4.1 Flujo lineal, combinacion de capas en paralelo

Fuente: adaptado de: (Amyx, et.al., 1960)
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Para el flujo radial Fig. 4.2, la obtencién de la permeabilidad es de la misma
manera como se expresa en la Ec.4.1 ya que esta al ser flujo de capas en paralelo

solo depende del espesor y permeabilidad de cada capa.

Es importante resaltar que al considerar un arreglo de capas en paralelo, tanto
para flujo lineal como para flujo radial se utiliza una misma ecuacion, esto es
debido a que el valor que tenga de permeabilidad cada capa no afectara el flujo de

las capas adyacentes, esto se puede interpretar por medio de las Figs. 4.1y 4.2.

-0 RS
e | L . e,
hs Qs «—

Figura 4.2 Flujo radial, combinacién de capas en paralelo
Fuente: adaptado de (Amyx, et.al., 1960)

Capas en serie

Otra combinacién posible de un sistema de flujo es un arreglo de capas de

permeabilidad en serie, en la Fig. 4.3 se muestra el arreglo para flujo lineal
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Q kil k; ks Q
Ap,|Ap, Ap, 7 h
W <>
Ly Ly Ly
L "

Figura 4.3 Flujo lineal, combinacion de capas en serie

Fuente: adaptado de (Amyx, et.al., 1960)

La Ec.4.2 muestra la obtencion dela permeabilidad promedio para un arreglo de

flujo lineal de capas en serie

hy ~—Q

Figura 4.4 Flujo radial, combinacion de capas en serie

Fuente: adaptado de (Amyx, et.al., 1960)
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La ecuacidon que permite obtener la permeabilidad promedio para un flujo radial de

combinacion de capas en serie se muestra a continuacion:

A diferencia del flujo de capas en paralelo, en un arreglo de capas en serie tiene
un efecto muy importante en la obtencion de la permeabilidad promedio la
permeabilidad de cada capa, debido a que el flujo entre capas esta afectado por la
permeabilidad de cada una. En el caso de la Fig. 4.4, el valor de la permeabilidad
obtenida depende fuertemente del valor de permeabilidad de la o las capas mas

cercanas al pozo.

Promedio geométrico (método posicional)

Warren y Price (1961) describen la variacion de la permeabilidad usando el
meétodo posicional; este promedio se conoce como la media geométrica 0 media
logaritmica; ilustraron experimentalmente que el comportamiento mas probable de

una formacion heterogénea se aproxima con la relacion siguiente:

_ .y (myin(ky))

k=exp|l——=——F——| i (4.4)
?:1(hj)
Si el espesor es el mismo, entonces la Ec. 4.4 queda de la siguiente manera:
E=Vk1*kz*k3*k4---*kn ................................................ (4.5)
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El método posicional describe capas de acuerdo a su ubicacion relativa dentro de
la columna de la roca vertical. Este método asume que el fluido inyectado
permanece en la misma elevacién (capa) cuando se mueve desde el inyector al

productor.

4.1.2. Estimacion de heterogeneidad del yacimiento
Existen métodos para determinar la heterogeneidad del yacimiento bajo una
consideracion estatica (usando los datos de los registros geofisicos) y dinamica
(considerando el movimiento de fluido como la inyeccién de trazadores o pruebas

de presion produccion).

Bajo consideraciones estaticas

Entre los métodos estaticos se pueden considerar el coeficiente de Lorenz y el
coeficiente de Dykstra-Parsons, los cuales permiten obtener un valor de la
heterogeneidad en un yacimiento; esto es importante ya que en muchas ocasiones
se describe que un yacimiento es heterogéneo o muy heterogéneo, sin embargo
este nivel de heterogeneidad dependera de la interpretacién de cada analista; por
lo tanto, es importante poder tener una referencia estandar de la heterogeneidad

vertical del yacimiento.

Par poder calcular estos coeficientes es necesario tener informacién de la
porosidad, permeabilidad y espesor asociado a estas propiedades del yacimiento

a evaluar.

Una medida comun de la heterogeneidad del yacimiento es el coeficiente de
Lorenz Fig.4.5, definido como el area entre la curva y una linea a 45 ° (y
normalizada por 0.5. El coeficiente Lorenz varia entre 0 (homogéneo) y 1 (muy
heterogéneo), (Lake, 1989).
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> kh normalizado
o
T

|
0 0.5 1
> @h normalizado

Figura 4.5 Coeficiente de Lorenz

Para poder generar la grafica mostrada en la figura anterior, es necesario ordenar

los datos de permeabilidad de mayor a menor y posteriormente desarrollar los

siguientes pasos:

e Obtener los valores de k*h y @*h para cada capa, posteriormente sumarlos.

e Normalizar los valores anteriormente obtenidos

kh lizado = <221 (4.6)
;normalizado = G ... :
g ;'l=1 kj * h;
@ h
@h; normalizado = m ................................................ 4.7)

e Por ultimo realizar la sumatoria de los datos antes calculados y graficarlos.
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El coeficiente de Lorenz ayuda a obtener un valor que relaciona la capacidad de
almacenamiento con la capacidad de flujo de una formacién productora, como se
puede observar en la Fig.4.5; en el eje de las abscisas se tiene la capacidad de
almacenamiento mientras que en el eje de las ordenadas representa la capacidad
de aporte de la formacién. Este coeficiente es una relacion de éareas, el area
“ABCA” es generada con los datos de permeabilidad y porosidad de la formacion
en estudio, en el caso del area “ACDA” se genera al trazar una linea a 45° que
representa una formacion homogénea; la siguiente ecuacion muestra la relacion

antes descrita:

_ area ABCA
~ 4rea ACDA

En una formacion homogénea se tiene una valor de C.L=0, para una formacion
completamente heterogénea: C.L.=1.

Otra forma, quizas mas comun de medida que se encuentra en los mismos limites

es el coeficiente de Dykstra-Parsons (1950), Vpp.

Tanto el coeficiente de Lorenz como el de Dykstra-Parsons son independientes de
la distribucién de la porosidad y permeabilidad ya que ambos se basan en la
reordenaciéon de éstos datos. Como se define en un principio, el coeficiente de
Dykstra-Parsons se obtiene de un ajuste de linea recta de los datos de
permeabilidad-porosidad graficados en una escala logaritmica de probabilidad.
Este procedimiento presenta un problema de no unicidad (dos distribuciones
diferentes con el mismo Vpp) en Vpp cuando la distribucién de los datos no son
log-normal. (Jensen y Lake, 1986). Para datos log-normal el resultado obtenido es
anico, (Lake, 1989).
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Bajo consideraciones dinamicas

Bajo las consideraciones dinamicas se puede considerar la inyeccion de
trazadores, lo cual permitira estimar la eficiencia areal de barrido, ya que se puede
interpretar si existen zonas aisladas por fallas asi como canalizacion del fluido
inyectado a solo algunos pozos productores Fig. 4.6 (a); el trazador se inyecta
conjuntamente con el fluido que lo transporta (agua) en el espacio poroso hacia
los pozos productores, en el caso de una heterogeneidad vertical alta se obtendra

por las zonas de mayor permeabilidad Fig. 4.6 (b).

@ Pozo productor Pozo inyector

(@) v

canalizacioén

Inyector

Productor

T

(b)

trazador .

Figura 4.6 Uso de trazadores y eficiencia de barrido

En la Fig. 4.7 se muestra un registro tipico de la concentracion de trazador en
funcién del tiempo, medida a partir del momento de su inyeccion. La interpretacion
de los trazadores permite determinar: comunicacion y/o continuidad hidraulica

entre los pozos, gasto de agua relacionado entre los pozos productor e inyector y

determinar si se desplaza el petréleo o solo se circula el agua.

——
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Concentracién

» Tiempo

Figura 4.7 Registro de concentracion del trazador en funcién del tiempo

4.1.3. Eficiencia de recuperacion total
La eficiencia de desplazamiento pude definirse como la cantidad de petréleo
inicialmente en sitio que el agua (o gas) desplaza. Se consideran cinco tipos de

eficiencias:

a) Eficiencia de desplazamiento

La eficiencia de desplazamiento Ep es la fraccién de petr6leo movil que se ha
desplazado de la zona de barrido a un momento dado o volumen de poroso
inyectado. Puede ser obtenida en laboratorio por desplazamiento en nucleos,
teoria de avance frontal y correlaciones empiricas. Debido a que la inyeccién de
un gas inmiscible o inyeccion de agua siempre dejara una saturacion de petroleo
residual, por tanto, esta eficiencia siempre sera inferior a 1 y puede expresarse de

la manera siguiente:

Vpetréleo al inicio del desplzamiento — Vpetr()leo remanente

Ep = s (4.10)
petroleo al inicio del desplzamiento
W (7)) - % ()
Ep = O (4.11)
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donde:
S,; =saturacion inicial de petréleo al inicio del desplazamiento

S, = promedio de saturacion de petr6leo en un punto particular durante el

desplazamiento.

B,= factor de volumen del petréleo [bbl/STB]

También puede expresarse de la siguiente manera:

Petréleo recuperado
D p—tl

Petréleo original

Como se puede interpretar en las ecuaciones anteriores, la eficiencia de
desplazamiento aumentara con la inyeccion de agua ya que desplazara el petréleo
hacia los pozos productores, por tanto, se espera que entre mayor sea el volumen

de agua inyectada, menor sera la S, en el medio poroso.

b) Eficiencia areal de barrido
Fraccion de una capa en el plano horizontal de un yacimiento que esta atras del
frente de inyeccion en un momento dado en el tiempo Fig.4.8. La eficiencia areal

de barrido Ea, esta dada por la siguiente expresion
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area expeusta en contacto con el fluido inyectado
E,= e (4.14)
area del patron

c
O
e ||l
@ .o
Q R
F.) — //
o ’
s ,/ Area en contacto
<5 / con el fluido
1 .
<L ; inyectado

1
L

~—

Figura 4.8 Eficiencia de barrido areal

La eficiencia areal de barrido Ea, es la fraccion del area que es invadida por el
fluido inyectado. Algunos factores que afectan ésta eficiencia son: la relacién de
movilidad, geometria del patron de inyeccién, espaciamiento entre pozos,

heterogeneidad areal y volumen del fluido inyectado.

La heterogeneidad areal considera variaciones en las propiedades de la formacion
(espesor, porosidad, permeabilidad y saturaciones), posicion estructural, fallas, y
condiciones de limites del area (contacto agua- petroleo y/o gas-petroleo), para
conocer estas variaciones se puede realizar pruebas de presion-produccion o la

inyeccion de trazadores.

Los métodos de prediccion de la eficiencia areal esencialmente se dividen en las
tres fases del desplazamiento siguientes: Antes de la surgencia, en la surgencia y

después de la surgencia (Tarek, 2006)

La eficiencia areal antes de la surgencia es proporcional al volumen de agua

inyectada y esta dada por la expresion siguiente:
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Winy

= o
4 V;o(sw - Swi)

donde:
Winy= agua inyectada acumulada [bbl]
V,= Volumen poroso del patron de flujo [bbl]

w = Saturacion de agua promedio detras del frente

Para determinar la eficiencia areal a la surgencia Willhite (1986) presentd la
correlacion matemética siguiente, que se aproxima a la relacién grafica propuesta
por Craig (1995):

0.03170817  0.30222997
Ejpr = 0.54602036 + i +—— i — 0.00509693M ............... (4.16)

Para determinar la eficiencia areal después de la surgencia Dyes et al. (1954)
correlacionaron el aumento en la eficiencia de barrido areal después de la
surgencia con la relacion del volumen de agua inyectada en cualquier momento
después de la surgencia:

iny

w
E,=E 2749 In (2 N 4.17
a = Eapr +0.2749 In (WiBT) (4.17)

Entre los factores que pueden modificarse para optimizar la eficiencia areal, se
puede mejorar la relacion de movilidades, como se puede observar en la figura
Fig.4.9.(a), donde solo se considera la inyeccion de agua mientras que en la
Fig.4.9.(b), se considera el efecto de incremento de viscosidad del fluido

desplazante, por tanto el valor de relacion de movilidades disminuira mejorando la
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eficiencia real de barrido, el incremento de la viscosidad del fluido desplazante

puede conseguirse con la inyeccién de polimeros

@ Pozo productor (/) Pozo inyector
& ®

Figura 4.9 Eficiencia areal de barrido: (a) Inyeccién de agua, (b) inyeccién de polimeros

c) Eficiencia vertical de desplazamiento
Es la fraccion de la seccion vertical que estéa en contacto con el fluido inyectado, la
cual es funcién principalmente de la heterogeneidad vertical y el grado de
segregacion gravitacional en el yacimiento. Como la eficiencia areal, el barrido
vertical sera mayor con el incremento del volumen inyectado, inicia con un valor de

cero y tiene un valor maximo de 1 (Klins, 1984).

Como consecuencia de la heterogeneidad vertical de la permeabilidad, el fluido
inyectado se movera en un frente irregular, en las partes mas permeables el fluido
inyectado se movera mas rapido, mientras que en las de menor permeabilidad en
movimiento serd mas lento. En general la eficiencia vertical de desplazamiento Ey.,

considerando la Fig. 4.10, puede obtenerse con la siguiente expresion:

area seccion invadida

Fo =
vt area total

——
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Area invadida

Ve

Area total

Figura 4.10 Relacion de areas en la eficiencia areal

La heterogeneidad vertical, influye en el grado de barrido vertical en un proceso de
desplazamiento, un yacimiento puede tener diferentes capas (considerando la
verticalidad) con un contraste importante de propiedades entre ellas. Si se
considera la inyeccién de agua en un sistema estratificado, las capas de mayor
permeabilidad generaran una facilidad mayor de flujo y se movera a una mayor
velocidad que las capas de menor permeabilidad, por tanto, al momento de la
irrupcién de agua de las capas de mayor permeabilidad, el petroleo de las zonas
de menor permeabilidad no quedara completamente desplazado, como se puede
observar en la Fig. 4.11. Esta heterogeneidad puede determinarse a través de la

interpretacion de los registros geofisicos, analisis de nucleos, entre otros.

Inyector Inyector

(a) Productor (b) Productor

Ke=K,=K>K;>Ks>>K, Ke=K,=K;>K;>K;>>K,

T
1
1
1
1t
1
1

v v v v v —

~
w
Ly Ly Ly Lyply Ly —Pﬂ

4_4_4_4_4_¢_<—ﬂ

Figura 4.11 Efectos de la heterogeneidad en el desplazamiento vertical, (2) a un momento de la

inyeccion, (b) después de la irrupcion
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Basicamente se utilizan dos métodos para el calculo de la eficiencia vertical: (1)
método de Stiles y (2) el método de Dykstra-Parsons. Estos dos métodos asumen
que el yacimiento esta compuesto de un sistema idealizado de capas, como se
muestra en la Fig.4.12. El sistema de capas es seleccionado basandose en el
enfoque de ordenamiento de la permeabilidad con capas dispuestas en orden
descendente de la permeabilidad. Las consideraciones comunes de ambos
métodos son: no hay flujo cruzado entre capas, desplazamiento inmiscible, flujo
lineal, la distancia que ha viajado el agua de cada capa a proporcional a la

permeabilidad de cada capa y desplazamiento tipo piston (Tarek, 2006).

Inyector Productor

—

Sistema de capas idealizado T

K5(Z§5 petréleo

>

w
v v v v —

7S

w

S

Q)

©

ol

3

[]

o
Ly Lyp Lyp Ly Ly

Figura 4.12 Sistema de capas idealizado
Fuente: adaptado de (Tarek ,2006)

La idea béasica usada en el método de Stiles y de Dykstra-Parsons es para
determinar la posicion frontal en cada capa en el tiempo de la irrupcién de agua
ocurre en capas sucesivas. Si la capacidad de flujo de cada capa se define por del
producto de la permeabilidad por el espesor kh, entonces el flujo de agua y
petréleo de todas las capas puede calcularse para estimar la relacion agua-
petréleo (Tarek ,2006).
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Stiles (1949) propuso un enfoque que considera las variaciones de permeabilidad
para predecir el comportamiento de inyeccién de agua, asume que en un sistema
de capas la irrupcion de agua se produce en una secuencia que comienza en la
capa con la mas alta permeabilidad. Asumiendo que el yacimiento se divide en n
capas. El método supone que hay un desplazamiento tipo pistén del petrdleo, por
lo que después de la irrupcidén de agua en una capa solo se producira agua (Tarek
,2006).

. ki Ximq by + Xiopsa(kh);
ve = ko,

Si la porosidad varia entre cada capa, la ecuacion anterior puede ser expresada

de la manera siguiente:

(%) j=1(@OR); + X1 (kR);
By = s (4.20)
(5). Zj=(@m);
donde

i= capa de irrupcion, por ejemplo i=1, 2,3,..., n
n= numero total de capas

Evi= eficiencia vertical de barrido

h= Espesor total [ft]

hi= Espesor de la capa |[ft]
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d) Eficiencia volumétrica
En la literatura se puede encontrar el término que hace referencia a la eficiencia
volumétrica de desplazamiento, esta es el producto de la eficiencia vertical por la

eficiencia real. La eficiencia volumétrica puede ser definida por:

Para ésta expresion de la eficiencia areal, se considera el area de inundacion que
pretende que ser barrida por el fluido desplazaste. La eficiencia vertical considera
la fraccion del espesor o grosor patron previsto que se extendié por el fluido

desplazando.

e) Eficiencia de recuperacion
El factor de recuperacion total (eficiencia) FR de cualquier método de recuperacion
secundaria o terciaria de petroleo, es el producto de una combinacién de tres
factores de eficiencia individuales dado por la expresion generalizada siguiente
(Tarek, 2006):
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4.2. Desplazamiento de fluidos en el medio poroso
Al inyectar un fluido, en un proceso de recuperacion mejorada se busca el
mantenimiento de presion y el desplazar petréleo entrampado hacia los pozos

productores.

La implementacion de este proceso debe considerar el tipo de roca al cual se
inyectara el fluido, el tipo de fluido desplazante y a desplazar en el yacimiento, la
distribucion de pozos existentes en el campo, presién de saturacion, entre otros,
ya que esto permitird identificar areas de oportunidad para la implementacién de

un proceso de inyeccion.

4.2.1. Relacion de movilidades
La movilidad de un fluido A es definida como la relaciébn de la permeabilidad
efectiva de un fluido entre su viscosidad, aplica para agua, petréleo y gas, como

se muestra en la siguiente ecuacion:

La movilidad de un fluido se define mateméaticamente como se muestra en la
ecuacion anterior; por tanto se puede entender que la movilidad depende de la

saturacion del fluido.

El desplazamiento de un fluido por otro se relaciona a través de la relacion de
movilidades M, definida como la movilidad del fluido desplazante entre el fluido
desplazado. En el caso de que el agua sea el fluido desplante y el petréleo el

fluido desplazado, se puede representar con la expresion siguiente:
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_ Adesplazante _ A _ kw,uo ............................................. (425)

M

w
Adesplazado Ao ko Uy

La relacién de movilidades puede tomar res valores: M<1 (relaciéon favorable) El
petréleo se desplaza mas facil que el agua, M=1 (relacion neutral) el agua y el
petroleo se desplazan con la misma facilidad y M>1 (relaciéon desfavorable) el

agua se desplaza mas facil que el petréleo.

4.2.2. Geometria de patron de inyeccion
Uno de los primeros pasos en el disefio de un proyecto de inyeccion de agua es la
seleccion de un patrén de flujo. El objetivo es seleccionar el patrén adecuado que
proporcionara al fluido de inyeccién el maximo contacto posible con el petréleo.
Esta seleccion se puede lograr mediante (1) la conversion de pozos productores
existentes a inyectores o (2) perforaciéon de pozos inyectores de relleno. Al hacer
la seleccion los siguientes factores deben ser considerados (Tarek, 2006):

e Heterogeneidad del yacimiento y permeabilidad direccional
e Direccion de las fracturas de la formacion

e Disponibilidad del fluido de inyeccién (agua o gas)

e Recuperaciéon maxima de petroleo

e Espaciamiento entre pozos, productividad y la inyectividad.

La seleccion de un patron de inyeccién adecuado dependera de la ubicacion y
namero de pozos existentes, en algunos caso se convertirdn pozos productores o

inyectores o de ser necesario se perforaran pozos nuevos de inyeccion.

Basicamente se utilizan cuatro tipos de arreglos son usados en proyectos de
inyeccion: (1) patrones de inyeccidn irregulares, (2) patrones de inyeccién

periféricos, (3) patrones de inyeccién regulares e (4) Inyeccién en cresta y base.

Willhite (1986) sefiala que la superficie o topologia del subsuelo y/o el uso de

técnicas de perforacion pueden resultar en la localizacion no uniforme de pozos
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productores e inyectores. En estas situaciones la region afectada por los pozos
inyectores podria ser diferente para cada pozo inyector. Algunos yacimientos
pequefios son desarrollados por produccion primaria con un limitado nimero de
pozos y cuando la economia es marginal, talvez solo unos pocos pozos de
produccion son convertidos en inyectores con patrones no uniformes. Fallamientos
y variaciones localizadas en porosidad y permeabilidad pueden también conducir a

patrones irregulares. (Tarek: 2006)

Inyeccidon de agua periférica

En el desplazamiento periférico, los pozos inyectores estan ubicados en el limite
externo del yacimiento y el petroleo es desplazado hacia el interior del yacimiento,

como es mostrado en la Fig. 4.13.
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Figura 4.13 Arreglo de inyeccion periférica

Craig en 1971 en una excelente revision del desplazamiento periférico, sefala las

siguientes caracteristicas principales del desplazamiento (Tarek: 2006):

e La inyeccion periférica generalmente produce una recuperacion maxima de

petréleo con un minimo de agua producida.
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e La produccion de cantidades significativas de agua puede ser retrasada
hasta Unicamente la ultima fila de productores.

e Debido al inusualmente pequefio nimero de inyectores en comparacion con
el nimero de productores, se necesita mucho tiempo para que el agua
inyectada llene el espacio de la capa de gas en el yacimiento. El resultado
es un retraso en la respuesta del campo a la inyeccion.

e Para una exitosa inyeccion periférica, la permeabilidad de la formacion
debe ser lo suficientemente grande como para permitir el movimiento del
agua inyectada a la velocidad deseada sobre la distancia de varios
espaciamientos de los pozos inyectores a la ultima linea de productores.

e Para mantener los pozos de inyeccion lo mas cercano posible al frente de
desplazamiento sin baipasear el petréleo mdévil, productores pueden ser
convertidos a inyectores. Sin embargo mover la ubicacion de los pozos de
inyeccion con frecuencia requiere tendido de lineas de agua superficial y
adicion de costos.

e Los resultados del desplazamiento periférico son mas dificiles de predecir.
El fluido de desplazamiento tiende a desplazar el banco de petréleo mas
alld de los productores en el interior, que son por lo tanto dificiles de
producir.

e Las tasas de inyeccion son generalmente un problema porque los pozos de

inyeccién continian empujando el agua a mayores distancias.
Patrones de inyeccion regulares
Los patrones mas comunes son los siguientes:

Empuje de linea directa: En este caso las lineas de inyeccién y produccién son
directamente opuestas entre si, la distancia entre los pozos inyectores y

productores es la misma, como se muestra en la Fig.4.14.
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@ Pozoproductor (7§ Pozo inyector

Figura 4.14 Arreglo de linea directa

Empuje de linea alternada: En este arreglo los pozos estan en lineas, pero a
diferencia de la linea directa los inyectores y los productores estan desplazados a

la mitad, como se observa en la Fig.4.15.

@ Pozo productor @ Pozo inyector

Figura 4.15 Arreglo de linea alternada

Patrén de cinco pozos: Este arreglo se considera un caso especial de la linea

alternada en la cual la distancia entre todos los pozos es constante, por tanto los
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pozos inyectores forman un cuadrado con un pozo productor en el centro, como se

ejemplifica en la Fig.4.16.
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Figura 4.16 Arreglo de cinco pozos

Patron de siete pozos: Considera que un pozo es rodeado por un arreglo
hexagonal, si el pozo productor se encuentra en el centra de arreglo rodeado por
seis pozos inyectores se trata d un arreglo normal Fig 4.17 (a), en el caso que el
pozo en el centro sea el inyector y este rodeado por seis pozos productores el

arreglo es invertido Fig 4.17 (b)

Para considerad si se utiliza el patron de siete pozos con una arreglo normal o
invertido la base es definir el fluido a inyectar. Si el fluido a inyectar es gas o vapor
se puede utilizar el arreglo invertido, esto es debido a que el gas al tener menos
viscosidad es mas facil de inyectar, en caso contrario si se considera inyectar
agua con polimeros o tenemos un petréleo ligero es recomendable utilizar una

arreglo normal debido a que se tiene una mayor viscosidad en el fluido a inyectar.
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a @ Pozo productor  (§ pozo inyector
(a) (b) @ Pozo productor (Y pozo inyector
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Figura 4.17 Patron de siete pozos, (a) Arreglo normal, (b) arreglo invertido

Patron de nueve pozos, considera que un pozo es rodeado por 8 pozos, si el pozo
productor se encuentra en el cetro y es rodeado por ocho pozos inyectores se
tiene un arreglo normal Fig. 4.18 (a), en caso contrario cuando el pozo inyector se

encuentra en el centro y los ocho pozos que rodean son los productores el arreglo
es invertido Fig. 4.18 (b).

Al igual que en el caso de siete pozos, el considerar la implementacién de arreglo
normal o invertido depende de los mismos factores, considera la anisotropia del

yacimiento, asi como el tipo de fluido a desplazar y a inyectar.

El nimero de pozos en un patron de inyecciéon depende de la relacion entre la
productividad e inyectividad.
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Figura 4.18 Patron de nueve pozos, (a) Arreglo normal, (b) arreglo invertido

Patrones de inyeccion en crestay base

Para la inyeccion crestal, la inyeccion es a través de pozos ubicados en la parte
superior de la estructura Fig. 4.19 (a), este patron pudiera ser utilizado para la
inyeccién de gas. En la inyeccién basal el fluido es inyectado en la parte mas
profunda de la estructura Fig. 4.19 (b), este patron pudiera ser utilizado para la

inyeccion de agua, el ejemplo de este patron es mostrado en la siguiente figura:

petréleo

gas

petréleo

---] agua

Pozos 1, 3y 5 son productores  Pozos 2 y 4 son inyectores Pozos 1, 3y 5 son productores  Pozos 2 y 4 son inyectores

Figura 4.19 Patrén de inyeccion, (a) Crestay (b) Base
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Aspectos a considerar para seleccionar el patrén de desarrollo:

e Localizacion de pozos existentes

e Orientacion de las fracturas

e Geometria del yacimiento

e Anisotropia del yacimiento

¢ Integridad mecanica del pozo inyector

e Productividad e inyectividad de los pozos

e Tipo de fluido a inyectar

4.2.3. Inyectividad y fill-up
Dos factores principales afectan el comportamiento de un proyecto de inyeccion
de agua, el gasto de inyeccion (inyectabilidad del fluido) y efecto de la saturacion

de gas inicial en la recuperacion.

Inyectividad del fluido

El gasto de inyeccion es una variable econdmica que debe ser considerada en la
evaluacion de un proyecto de inyeccion de agua. La vida del proyecto de inyeccion
de agua y los beneficios econdmicos del mismo se veran directamente afectados
por el gasto al cual el fluido puede ser inyectado y producido. La estimacion del
gasto de inyeccion es ademas importante para el dimensionamiento adecuado de
equipos y bombas de inyeccion. Aunque a inyectividad se determina mejor por
desplazamientos piloto a pequefia escala, métodos empiricos para estimar la
inyectividad del agua, para patrones de flujo regulares han sido propuestos por
Muskat (1948) y Deppe (1961), (Tarek, 2006).

Los autores derivaron sus correlaciones con base a los siguientes supuestos:

e Condiciones de estado estacionario.

e No hay saturacion de gas inicial.
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e Relacién de movilidad de unidad.

En general se han realizado varios estudios que relacionan la inyectividad y la
relacion de movilidad con los cuales determinan lo siguiente: en relaciones de
movilidad favorable M<1, la inyectividad del fluido declina cuando la eficiencia
areal incrementa, en una desfavorable relaciéon de movilidad M>1, la inyectividad

del fluido incrementa cuando incrementa la eficiencia areal de barrido.

Existen diversas expresiones matemdaticas para determinar la inyectividad en
diferentes arreglos de inyeccion, sin embargo antes de la utilizacién hay que
estudiar las consideraciones para su desarrollo entre las cuales pueden estar: sin
presencia de casquete de gas, relacion de movilidad M=1 y M#1, eficiencia areal,

etc.

Tiempo de llenado (fill-up)

Cuando se considera para un proceso de inyeccidon a un yacimiento saturado
(existe una saturacion de gas en el yacimiento al inicio de la inyeccion). Es
necesario inyectar un volumen de agua que se acerque al volumen del espacio
poroso ocupado por el gas libre antes que el petrdleo sea producido. Este volumen

de agua es llamado el volumen de llenado (fill-up volume).

Durante el proceso de inyeccion de agua, una porcion de gas libre inicial por lo
general es desplazado por el borde delantero del banco de petréleo, debido a la
favorable relacion de movilidad entre el petrdleo y el gas desplazado. Esto
ocurriria si la saturacién de gas inicial es superior a la saturacion de gas critica, es
importante considerar es que el aumento de la saturacién de petréleo en el banco
de petréleo seria exactamente igual a la disminucion de la saturacion de gas
inicial. Ademas, el aumento de la saturacion de petréleo en el banco de petréleo
es el resultado del desplazamiento de agua, el aumento de la saturacion de

petrdleo se llama efecto de “re-saturacién de petréleo”, durante la re-saturacion el
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petréleo desplazado de la zona de agua no se produce. Simplemente se desplaza

en el yacimiento (Tarek, 2006).

Ejemplificando un proceso de inyeccion de agua como se muestra en la Fig. 4.20,
se puede observar en (a) que se tiene las tres fases en el yacimiento (una
cantidad de gas considerable libre), posterior en (b) se comienza la inyeccion de
agua, con la cual el gas es desplazado (quedando solo una saturacién de gas
irreductible) por el petrdleo, en (c) se ha producido todo el gas mévil quedando o
saturaciones de petroleo, agua y gas irreductible, posterior en (d) se continta el
proceso de inyeccion hasta desplazar todo el petroleo. Cabe destacar el petréleo
movido a la zona de gas en un futuro generara una zona de saturacion de petroleo

irreductible que quedara entrampado.

Por consideraciones econdmicas la inyeccion de agua debe ser al mayor gasto

posible, el aumento de la presion pudiera ayudar a disolver el gas atrapado.

! b !

(a) (b) Gas atrfpado
Syi
Soi
Swi
(c)
SOI‘ SOI’ ,
) etroleo
agua petréleo \
agua
SWi

Figura 4.20 Etapas de desplazamiento de agua
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5. Métodos de recuperacion mejorada: fundamentos y

seleccion

Los procesos de recuperacion de petrdleo pueden dividirse en tres categorias:
primaria, secundaria y mejorada. En el proceso primario, el petrdleo es forzado a
salir del yacimiento utilizando la energia propia del mismo; cuando ésta ya no es
suficiente para la produccion, se inyecta agua o gas para aumentar la presion
existente en el yacimiento. La conversién de algunos pozos productores a
inyectores, para posterior inyeccion de agua o gas con objetivo de mantenimiento
de presion ha sido designada como recuperacion secundaria de petroleo. El
petrdleo recuperado por procesos de recuperacion primaria y secundaria esta en
el rango de 20 a 50 % dependiendo del petroleo y propiedades del yacimiento. El
objetivo de los procesos de recuperacion mejorada es recuperar al menos una
parte del petrdleo remanente. Hay varios procesos de recuperacion mejorada que
se consideran prometedores: desplazamientos quimicos, térmicos y métodos de
desplazamiento miscibles. Varios mecanismos estdn involucrados en los

diferentes procesos de recuperacion de petréleo (Donaldson, et.al. 1989).

Los procesos de recuperacién mejorada tienen como objetivo incrementar el factor
de recuperacion; los métodos principales mencionados anteriormente pueden
dividirse en varias categorias, como se muestra en la Fig. 5.1. Los procesos
térmicos se emplean generalmente para hidrocarburos pesados, mientras que los

procesos quimicos y miscibles se emplean para petroleos ligeros.

Posterior a la recuperacion primaria y secundaria se considera que existen tres
factores principales para tener una alta saturacion remanente de petréleo en el
medio poroso: alta viscosidad, fuerzas interfaciales y alta heterogeneidad del

yacimiento.
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[ Procesos de recuperacion mejorada ]

)

Procesos Procesos Procesos desplazamiento
quimicos térmicos miscible
v v v ! ! ]
Desplazamiento || Desplazamiento Desplazamiento Desplazamiento con Desplazamiento Desplazamiento
con tensoactivos con polimeros con alcalinos solventes miscibles con CO, con gas inerte

Inyeccion Desplazamiento con Combustion in
ciclica de vapor vapor o agua caliente situ

I

Desplazamiento
con espuma

Figura 5.1 Métodos de recuperacién mejorada
Fuente: adaptado de (Donaldson, et.al. 1989).

5.1. Metodologia del trabajo de investigacion

La metodologia de trabajo se baso en tres etapas principales: documental, analisis

de laboratorio e interpretacion de resultados.

En la fase documental se describieron las principales caracteristicas del campo
como :geologia, historico de explotacion y situacion actual del campo, los
fundamentos de los métodos de recuperaciéon mejorada, el efecto de la interaccion
del sistema roca fluidos, efectos de la heterogeneidad en el yacimiento y
desplazamiento de fluidos en el medio poroso, identificacion de los métodos de
recuperacion mejorada que se han aplicado en campos con caracteristicas
similares, asi como comparacion de las diferentes técnicas de recuperacion

mejorada.

Respecto al andlisis de laboratorio se trabajé con muestras de fluidos para realizar
pruebas de compatibilidad determinando propiedades iniciales de los fluidos, se

elaboraron pruebas con los fluidos a diferentes valores de salinidad considerando
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temperaturas del yacimiento, asi como el efecto de los de los productos quimicos

en el cambio de las propiedades de los fluidos

Por ultimo en la interpretacion de resultados se analizaron y compararon los
cambios de las propiedades de los fluidos y se seleccionaron los productos que

cambiaron las propiedades de manera adecuada.

5.2. Descripcion general de los métodos,

Los procesos de recuperacion mejorada pueden clasificarse en general como
(Satter y Thakur, 1994):

e Meétodos térmicos: inyeccion de vapor, inyeccion de agua caliente y
combustion in-situ.

e Meétodos quimicos: polimeros, tensoactivos, causticos y polimeros
miscelares.

e Métodos Miscibles: gas hidrocarburo, CO, y nitrégeno.

5.2.1. Métodos térmicos
Los métodos térmicos han sido exitosos por la aplicacibn en yacimientos de
hidrocarburos pesados que no pueden ser producidos, de manera convencional,
porque el petréleo es tan viscoso que no puede fluir sin la aplicacién de calor y
presion. Es recomendable el empleo de los métodos térmicos, para yacimientos
de baja densidad relativa (menor a 20 °API) y altas viscosidades, la inyeccién de
vapor puede reducir la viscosidad del petréleo por o que mejoraria la movilidad,
los procesos térmicos pueden ser clasificados de acuerdo a la forma que generan

el calor: combustion in-situ, inyeccidén de vapor o inyeccioén de agua caliente.

La inyeccion de vapor puede ser de manera continua o a través de ciclos. La
inyeccion continua de vapor considera la inyeccion y produccion de pozos,
mientras que la inyeccion ciclica considera un solo pozo que sirve para inyectar y

producir, la inyeccion de vapor es mas facil de controlar que la combustién in-situ.
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Para el mismo tamafo de patrén, el tiempo de respuesta es de 20-25 % menor
que el tiempo de respuesta para la produccién adicional por combustion in-situ.
(Donaldson, et.al. 1989).

Para minimizar la cantidad de roca calentada y maximizar la cantidad de petroleo
calentado, se prefieren formaciones con alta porosidad. La fraccion de pérdida de
calor, varia inversamente con el espesor del yacimiento. Por lo tanto, entre mas
grande sea el espesor, la eficiencia térmica sera menor. En la etapa inicial, la

inyeccion de vapor es alta para minimizar las pérdidas de calor en el yacimiento.

El vapor reduce la saturacion de petrdleo e incrementa la eficiencia de barrido
volumétrico a través de: reduccién de la viscosidad del petréleo por calentamiento;
incrementa la presidbn para mover el petréleo hacia los pozos productores;

expansion térmica del petroleo y cambio en la mojabilidad.

5.2.2. Métodos quimicos
Los procesos quimicos consideran tres categorias: alcalinos (A), tensoactivos (S)
y polimeros (P). También se consideran la combinacion de estas categorias. El
objetivo principal de la inyeccion de alcali y tensoactivos es generar un valor muy
bajo de tension interfacial, mientras que con la inyeccion de polimeros se busca

modificar la movilidad.

Estos métodos involucran la mezcla de quimicos (u otras substancias) en el agua
antes de su inyeccion al yacimiento, considerando lo anterior, estos métodos
requieren condiciones que sean favorables a la inyeccion de agua. Derivado a que
en los procesos quimicos se inyectan fluidos de menor movilidad (mayor
viscosidad), se requiere una inyectividad mejor. Generalmente, se deben de evitar
yacimientos con acuifero activo o formaciones con alto contenido de arcillas (por el

aumento de adsorcion).

El uso de productos quimicos de una manera adecuada puede mantener una

relacion favorable de la movilidad para mejorar la eficiencia de barrido. El proceso
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de control de movilidad se relaciona con cada proceso quimico, por lo tanto, es
importante analizar inicialmente el control de la movilidad y en segunda instancia

el efecto de los productos quimicos.

La inyeccion de élcali (alcalina o caustica) genera reacciones quimicas con los
acidos naptenicos del petrdleo, para formar tensoactivos naturales (in situ), lo que
implicara una disminucion en el valor de la tension interfacial. Sin embargo, al
inyectar este producto se espera reducir la adsorcion de los tensoactivos,
disminuyendo la cantidad de volumen inyectado.

Algunos alcalis para la inyeccion pueden ser hidréxido de sodio, silicato de sodio o
carbonato de sodio, debido a que éstos reaccionan con los acidos organicos del
petréleo creando tensoactivos in-situ, también pueden reaccionar con la roca del
yacimiento para cambiar la mojabilidad. La concentracién utilizada normalmente
de estos agentes es normalmente entre 0.2 y 5 % peso; el tamafio del volumen
inyectado es frecuentemente entre 10 al 50 % del VP.

El objetivo principal de la inyeccién de los tensoactivos (surfactantes) es el reducir
la tension interfacial entre el petréleo y el fluido desplazante. El reducir la tension
interfacial impacta positivamente, ya que aumenta el valor del nimero capilar. Los
datos experimentales muestran que al aumentar el nimero capilar disminuye la
saturacion de petroleo residual, (Lake, 1989). Por tanto, al reducir la tension
interfacial con el uso de agentes tensoactivos se aumenta la recuperacién de

petréleo.

Los tensoactivos se clasifican de acuerdo a su polaridad (carga). El no i6nico no
tiene grupo de carga en la cabeza (no se disocian en iones en soluciones
acuosas), mientras que la cabeza de un tensoactivo iénico tiene una carga neta. Si
la carga es negativa se denomina anionico (contienen grupos funcionales
anionicos en la cabeza, tales como sulfatos, sulfonatos, fosfatos y carboxilatos; se
consideran insolubles en agua dura); si es positiva se denomina catiénico (son
basicamente jabones o detergentes en los que el hidrofilo contiene un ion cargado

positivamente).
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La inyeccidn de polimeros reduce la relacion de movilidad al incrementar la
viscosidad de la fase desplazante; la recuperacién de petroleo se debe
principalmente a cambios en la eficiencia de desplazamiento. El objetivo de la
inyeccion de polimeros no es el de recuperar petrdleo residual atrapado, sino el de
producir petroleo adicional por la mejora en la eficiencia de desplazamiento y por

el incremento del volumen conectado durante el proceso.

Debido a que reduce la relaciéon de movilidad por incremento de viscosidad del
fluido desplazante (agua con polimero), la recuperacién de petrdleo se debe
principalmente a cambios en la eficiencia de desplazamiento y por tanto, la
eficiencia de barrido en la formacion productora. La inyeccion de polimero
incrementa la cantidad de petréleo recuperado, debido a que se genera un mayor

contacto en el yacimiento por el fluido desplazante.

Una manera de reducir la cantidad de productos quimicos inyectados es entender
el efecto de cada producto quimico por separado y el efecto de la reaccion al
combinarlos; éste proceso ha sido definido como la inyeccion de ASP alcalino-
tensoactivo-polimero. En estudios de laboratorio se ha demostrado que
incrementan la cantidad de petréleo recuperado, aunque en esta combinacion han

surgido problemas de incrustaciones y emulsiones.

5.2.3. Métodos miscibles
Los métodos de desplazamiento por gas en la recuperacién mejorada de petroleo,
engloban dos tipos de procesos: miscibles e inmiscibles. Cuando la inyeccion de
gas logra miscibilidad con el petréleo en el yacimiento, la tension interfacial entre
el petréleo y el gas desplazante se elimina; por tanto, la saturacion de petréleo
residual sera reducida debido al incremento en el numero capilar. El didxido de
carbono es el gas mas popular usado en el desplazamiento miscible de gas. Otros
gases como el gas natural, nitrdgeno y gas de combustién se usan en éste
método. Los parametros de seleccion preliminar para un desplazamiento miscible

de gas incluyen la presion minina de miscibilidad y la disponibilidad del gas. Hay
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muy pocos casos en el que el gas inyectado puede alcanzar miscibilidad al primer
contacto. En la mayoria de los casos, un banco de fluidos miscible es generado a
través de procesos de multiple-contacto. (Goodlett, et. al., 1986).

Después de los procesos térmicos, el desplazamiento miscible aporta la mayor
cantidad entre los diversos métodos de EOR. Alrededor del 40% de la produccion
total de EOR es por desplazamiento miscible e inmiscible de gas (Satter y Thakur,
1994).

Los impactos positivos en un proceso de desplazamiento inmisicble por CO; son:
la reduccion de la viscosidad del petréleo y el incremento del volumen del mismo.
La baja eficiencia de barrido es uno de los aspectos preocupantes en el disefio e

implementacion de éste proceso

La miscibilidad se refiere a la propiedad que tiene los fluidos para mezclarse en
cualquier proporcion, formando una mezcla homogénea. La solubilidad es la
capacidad de una sustancia para disolverse en otra sustancia; la solubilidad

involuicra un cambio fisico.

El desplazamiento miscible considera inyectar un gas o solvente que sera miscible
con el petroleo, al ser un proceso miscible la tension interfacial entre los dos

fluidos desaparece.

El desplazamiento miscible de hidrocarburos considera la inyeccion de
hidrocarburos ligeros en el yacimiento, para el cual se pueden utilizar los
siguientes métodos: Inyeccion del 5% del volumen poroso de gas licuado de
petréleo seguido de gas y agua, el segundo métodos conocido como proceso
controlado por gas enriguecido (condensacion), consiste en la inyeccion de 10 a
20 % del volumen poroso de un volumen de gas enriquecido con componentes del
etano al hexano, seguido de gas seco, el tercer método conocido como proceso
dominado por gas de alta presion (vaporizacion), consiste en la inyeccion de gas
seco a alta presion para vaporizar los componentes de etano al hexano del

petréleo desplazado.
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El desplazamiento miscible de CO,, consiste en la inyeccion de CO, (mas del 15%
del volumen poroso), el gas inyectado extraera componentes ligeros e intermedios
del petrdleo; la presion deber ser suficientemente alta para desarrollar miscibilidad

y desplazar el petréleo.

La dispersion convectiva solo ocurre durante el transporte, a diferencia de la
difusién molecular que se lleva acabo ya sea que un fluido este fluyendo o no. La
dispersion resulta de la trayectoria del flujo tortuoso causada por la
heterogeneidad a pequefia escala. La no uniformidad de los poros de una roca
causa que el CO, tiende a dispersar y elongar el frente de desplazamiento,
(Jarrell, et al, 2002).

Como se puede observar en la Fig. 5.2, en la simulacibn de un proceso de
recuperacion por desplazamiento con COy; las lineas continuas consideran una
pequefia dispersibn mientras que las lineas punteadas representan una mayor
dispersion; el efecto de la dispersion y el factor de recuperacion es visible, ya que

a mayor dispersion se obtiene un menor factor de recuperacion.

El nivel de dispersion generalmente se expresa por un numero adimensional
definido como numero de Peclet, definido como la relacion de la conveccion al
transporte dispersivo. Es importante resaltar que este nimero es independiente

del gasto de inyeccion.

Es importante considerar como un criterio de selecciébn de este método, la
heterogeneidad del yacimiento y la movilidad desfavorable del gas en el

desplazamiento.

Kelkar y Gupta encontraron que variaciones aleatorias en la permeabilidad causan
dispersibidad cuando el coeficiente de Dykstra-Parsosns es mayor a 0.4 (Jarrell, et
al, 2002).
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Stock Tank Oil

Figura 5.2 Factores de recuperacion experimentales y calculados afectados por dispersion

Fuente: tomado de (Jarrell, et al, 2002)

En la Fig. 5.3 se comparan las saturaciones obtenidas con el simulador de Yellig,
con respecto a valores experimentales después de inyectar 1.2 veces el volumen
poroso con CO,, pequefios valores de niumero de Peclet (nlcleos de longitud mas
corta) generaron altas saturaciones de petréleo residual y redujeron el petréleo
recuperado. Aunque el desplazamiento en nucleos fue realizado sobre presiones
de 1900 psia, estaban muy por encima de la MMP termodinamica de 1,190 psia, el
simulador indica que el desplazamiento a una distancia de 8 ft no era miscible
(Jarrell, et al, 2002).
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Figura 5.3 Efecto del nimero de Peclet y la saturacion de petréleo residual, en un desplazamiento
con CO,.
Fuente: adaptado de (Jarrell, et al, 2002).

5.3. Seleccion del método aplicable al campo en estudio
En la literatura se han explicado diversos criterios para seleccionar la aplicacion de
los métodos de recuperacion mejorada; en las tablas siguientes se describen
algunos criterios de seleccion definidos por los autores, es importante recalcar que
estos parametros de seleccion cambian en consideracion con su fecha de
publicacién.

a) Métodos térmicos
Con respecto a los métodos térmicos en la Tabla 5.1 se describen algunos
pardmetros de interés y los valores o rangos definidos por los autores, por medio
de los cuales han propuesto criterios de seleccién para definir la viabilidad de la
aplicacion del método.

Entre las limitaciones de los métodos térmicos se tiene que: se aplica para
yacimientos poco profundos debido a la pérdida de calor en el pozo; la inyeccion
de vapor generalmente no se utiliza en yacimiento de carbonatos debido a la

posible canalizacion del vapor.
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Tabla 5.1 Criterios de seleccién para los métodos térmicos considerando algunos autores

Vapor Combustion Insitu
Parametros Unidad Goodlett G.O., Taber, et.al., Taber y Martin, Goodlett G.O., Taber, et.al., Taber y Martin,
et.al.,, 1986 1997 1983 et.al., 1986 1997 1983
<200,000, > 20, pro 100- <5000, prom
Viscosidad cp <15,000 <50000 <1000
prom 4,700 5000 1200
Densidad <25, prom. 10- <40, prom 10-
°API 10a34 >8, prom 13.5 10a 35 >10, prom 16
relativa 25 25
Temperatura °C NC NC NC >65.5 >37.8, prom 57 >65
Fraccién de
petrdleo
remanenteen | % PV 40-50 >40, prom 66 | >40-50 40-50 >50, prom 72 | >40-50
el area (antes
de EOR)
Espesor de la
m >6 >6 >6 >6 >3 >3
formacion
arena no arenay arenisca
consolidada arena/arenisca | preferible con arena/arenisca | arena/arenisca
Litologia
arenisca o alta porosidad | alta porosidad y alta porosidad alta porosidad
carbonato permeabilidad
<1,371 , prom <3,505, prom
Profundidad m <914 91-1524 <3,505 >152.4
457 1066
Presion actual | psi <1,500 <2,000
>200, prom
Permeabilidad | mD >250 >200 >35 >50 >100
2,540
Porosidad % >20 >20

NC= no critico

b)

Métodos quimicos

La aplicaciéon de los métodos quimicos se ha estudiado con el paso del tiempo; se

han considerado y descrito algunos aspectos principales que afectan la

implementacion y resultados del proceso, entre los cuales destacan la temperatura

del yacimiento la composicion del agua e hidrocarburo, litologia, étc., por tanto, en

la Tabla 5.2 se integran parametros y valores que algunos autores han propuesto

en diferentes investigaciones. Se destaca que la elaboracion de productos

quimicos ha mejorado con el paso del tiempo, por lo que actualmente se han

desarrollado mas resistentes para mayores temperaturas.
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Tabla 5.2 Criterios de seleccién para los métodos quimicos considerando algunos autores

Alcalino -
. . Alcalino - . i
Miscelar-polimero i tensoactivo - Polimero
polimero )
polimero
Parametros Unidad
Al-Bahar Al-Bahar Al-Bahar Al-Bahar
Taber, et.al., Tabery
Mohammad Mohammad A., Mohammad A., Taber, 1997 Mohammad A.,
1997 Martin, 1983
A., et.al. 2004 et.al. 2004 et.al. 2004 et.al. 2004
. . <150, (<100
Viscosidad del
cP <35 <150 <150 <150 <150, >10 | preferentem <150
petréleo @ cy
ente)
Composicion Ligeros
. . . NC NC
del petréleo intermedios
Salinidad Ppm < 50,000 < 50,000 < 50,000 <100,000
Dureza (Cay
Ppm < 1,000 < 1,000 < 1,000 <1,000
Mg)
Densidad
) °API > 20 <35 >15 >25
relativa
<93, PROM
Temperatura °C <93.3 <70 <70 <70 60 <93.33 <70
Fraccion de
petréleo
>50, PROM >10 %
remanente en el|% PV >35 >35 > 50 >35 >60
) 90 MOBIL
area (antes de
EOR)
Casquete de ) local o sin capa local o sin capa local o sin capa
sin casquete
gas de gas de gas de gas
) ) ) Preferentem
Bajo Arenisca con Arenisca con
. i Preferenteme ; ) ) ) ) Preferenteme| ente arenas,
Litologia ) contenido de bajo contenido bajo contenido )
nte areniscas . . . nte areniscas |puede ser en
arcillas de arcilla de arcilla
carbonatos
Profundidad m <2,743 <2,743 <2,743
>10, (en
Permeabilidad |mD >10 >50 > 50 >50 >10 algunos >50
casos 3)
Mecanismo de ) i sin acuifero sin acuifero sin acuifero
) sin acuifero . ) .
empuje de agua activo activo activo

NC= no critico

En general, se considera que en un proceso de inyeccion de alcali-tensoactivo-

polimero (ASP), el alcali reduce la tensién interfacial por los tensoactivos naturales
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producidos, de ahi que puede generar un cambio en la mojabilidad. El tensoactivo
disminuye la tension interfacial agua-petréleo, ayuda a la solubilizacién del
petrdleo, genera emulsiones entre el agua y el petroleo. El polimero incrementa la
viscosidad del agua, reduce su movilidad e incrementa el volumen contactado en

el yacimiento por el fluido desplazante.

Entre las limitaciones para la inyeccion del polimero se puede considerar que si la
viscosidad del petréleo es alta se requiere una concentracién del polimero mayor
para alcanzar el control de la movilidad, de igual forma, si la garganta poral es
pequefia el polimero no lograra desplazar el fluido que se encuentre entre los
poros conectados por esas gargantas porales; la inyectividad se considera muy
importante debido a que se emplea un fluido viscoso, por tanto, el polimero
inyectado debe permitir presiones altas de inyeccion .

Respecto a la inyeccion de tensoactivos se debe de evitar para formaciones con
alto contenido de anhidrita, el yacimiento puede generar absorcion de tensoactivos

y se puede generar una degradaciéon de los quimicos a altas temperaturas.

Las limitaciones de la inyeccion de alcali son referentes a la consideracion de la
reaccion entre el quimico y el petrdleo, a altas temperaturas se consumira una alta
cantidad de quimicos alcalinos por reaccion con minerales de yacimientos de
areniscas, puede generar incrustaciones en pozos productores, alto consumo de

alcali y corrosion.

c) Métodos miscibles
Como se describe en la Tabla 5.3 diferentes autores en diferentes épocas definen
algunos rangos de aplicacion para estos métodos, en los cuales definen que
puede aplicarse en arenas o carbonatos, es importante resaltar que conforme el
tiempo pasa (mayores estudios y entendimiento del proceso) se adecuan algunos

limites que se consideraban para la aplicacion del método.
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Tabla 5.3 Criterios de seleccién para los métodos miscibles considerando algunos autores

CO2 Miscible Hidrocarburos
Goodlett Mohammed-Sing L, et.al., Al-Bahar Al-Bahar
) Tabery Goodlett Tabery
Parametros |Unidad G.0., Taber, et.al., 2006 Mohamma Taber, Mohamma
Martin, G.0, et.al,, Martin,
et.al., 1997 dA, et.al. et.al., 1997 dA, etal
Ligero | Medio | Pesado 1983 1986 1983
1986 2004 2004
Viscosidad
; <10 Prom 415 - <3 Prom
del petréleo |cP <15 0.4-8 |32-46 <15 <10 <10 <10 <5
1.5 3000 0.5
@ cy
Composicion C5.C12 Alto % C5- Alto % Alto % C2-|Alto % C2- |Alto % C2-
del petréleo C12 C5-C12 c7 C7 C7
Densidad >23 Prom
) °API >35 |>22 Prom 36| 23-38 [17-23| 11-14 >26 >22 >35 >35 <24
relativa 41
Temperatura |°C NC NC NC >30 NC NC
Fraccién de
petréleo
remanente . >30 Prom
) % PV© >30 |>20 Prom 55 >30 >25 >30 >30 30
en el area 80
(antes de
EOR)
Espesor de Amplio 1.8- |10.9-
o m Delgada 60.9 |Delgada Delgada | Delgada | Delgada
la formacién rango 18.3 67
Casquete de sin
gas casquete
Arena o
Arenisca ) . ) carbonato
. ; Arenisca o Carbona Arenisca o | Arenisca 0
Litologia 0 con un
carbonato tos carbonato | carbonato |
carbonato minimo de
fractura
>610 para >610 para
LPG A LPG A
. 366 — | 793- | 351- >1524 >1524
Profundidad |m >610 >762 >609.6 >600 >1,219 >1,200
3,923 | 1,280 | 1257 para gas para gas
de alta de alta
presion presion
Presion
psi >PMM >PMM
actual
Permeabilida 10A | 150- NC, sies
mD NC NC 250-350| NC NC NC )
d 3000 388 uniforme
NC= no critico
[ o0}




Es relevante indicar que para la implementacion de este método, las
caracteristicas del petréleo son muy importantes, ya que para generar un proceso
de vaporizacion, el petréleo debe presentar un alto grado API, baja viscosidad y un
alto porcentaje de hidrocarburo intermedio (etano-heptano). Se recomienda la
implementacion en yacimientos con profundidades mayores a los 600 m, debido a

los requerimientos de presion minima de inyeccion.

Entre las limitaciones y desventajas del desplazamiento miscible de hidrocarburos
se destaca que requiere de una profundidad minima definida por la presion que es
necesaria para mantener la miscibilidad, ya que puede generar interdigitacion en
el medio poroso que resultaria en una baja eficiencia de barrido horizontal y
vertical. Respecto a la inyeccién de CO,, la baja viscosidad de éste generara un
pobre control de movilidad, la irrupciébn temprana puede generar problemas de
corrosion en los pozos productores, procesos de separacion del CO, del

hidrocarburo producido y la disponibilidad del CO, para la inyeccion.

5.3.1. Método seleccionado
Para poder definir el método aplicable al campo Poza Rica se considera lo

siguiente:

El método térmico no es la opcibn mas recomendable, debido a que las
propiedades del hidrocarburo del campo de interés no son las necesarias e
idéneas para la inyeccion de vapor o agua caliente, debido a que tiene una baja
viscosidad del petréleo y densidad relativa cercana a los 30 ° API, asi como una

baja porosidad asociada al &rea de estudio.

Por las caracteristicas del campo, la inyeccibn de gas no seria lo mas
recomendable, considerando que a nivel superficial se tendria que construir un red
de ductos para la inyeccion de gas y como se describe en el capitulo 2, muchos
pozos operando se encuentran dentro del area urbana, a nivel sub-superficial
(condiciones mecanicas de los pozos operando) muchos de los pozos operando

se verian seriamente afectados por una irrupcion temprana del CO; inyectado y
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por ultimo a nivel de yacimiento su heterogeneidad que presenta impactaria en un
control de movilidad deficiente, una baja eficiencia de barrido horizontal y vertical,
asi como una irrupcion temprana del gas en los pozos productores dejando

bancos de petroleo entrampados.

Utilizando datos de registros geofisicos y considerando la informacién para el
Bloque A unidad de flujo 4 del Pozo-04, se calculo el coeficiente Lorenz como se
muestra en la Fig. 5.4, donde se obtuvo un valor para dicho coeficiente de 0.3 y de
lo cual se puede interpretar que debido a la heterogeneidad del yacimiento solo el

30 % de la capacidad de almacenamiento de la formacion aporta la mitad de flujo.

Coeficiente de Lorenz

0.9
0.8
0.7
0.6
0.5
0.4

> kh normalizado

0.3
0.2

0.1

A/ D

0 01 02 03 04 05 06 07 08 09 1
> ®h normalizado

Figura 5.4 Coeficiente de Lorenz con datos del Pozo-04, unidad de flujo 4

Con los datos obtenidos de la Fig. 5.4 se obtuvieron los valores de las areas
necesarias para obtener el coeficiente de Lorenz utilizados en la siguiente

ecuacion:

_ érea ABCA _ 0.1506

= = = 0.3012 et e 51
area ACDA 0.5 0.3012 ®.1)

Respecto al coeficiente de Dykstra-Parsons, se obtuvieron con los datos

graficados y documentados en la Fig. 5.5, con lo cual se obtiene un valor de 0.57;
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como se explico en la seccidn 5.1.3, derivado a la heterogeneidad la inyeccion de
gas reflejaria deficiencias en el desplazamiento.

Con los datos obtenidos de la Fig. 5.5, se obtuvieron los valores correspondientes
para el coeficiente de Dykstra-Parsons=0.5714; como se describié anteriormente
el resultado mayor a 0.4 representa una heterogeneidad del yacimiento alta, por lo
gue podrian generarse problemas de canalizacion.
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Figura 5.5 Coeficiente de Dykstra-Parsons con datos del Pozo-04, unidad de flujo 4




Bajo las condiciones actuales del campo de estudio, la inyeccién de quimicos
como método de recuperacion mejorada seria el més apropiado para su
implementacion, debido a que ya cuenta con instalaciones superficiales para
inyeccion de agua (los productos quimicos son disueltos en agua). Se considera
gue hay bancos de petréleo no barridos por la inyeccion de agua (formacion de
canales preferenciales por el agua de inyeccidn) que con la inyeccion de
polimeros pudieran desplazarse debido a la heterogeneidad del campo (se
generaria una relacion de movilidad favorable), con la inyeccion de tensoactivos
se buscaria reducir la tension interfacial, por lo que se generaria un incremento del
namero capilar y por tanto incrementaria el petréleo recuperado al disminuir la
saturacion de petroleo residual; si las condiciones del sistema roca fluidos son
adecuadas para la inyeccion de alcalinos estos ayudarian con la generacion de

tensoactivos naturales.

5.4. Efecto de los métodos quimicos en el yacimiento
Es importante considerar que en la inyeccién de productos quimicos de alcali-
tensoactivo-polimero (ASP), la temperatura, salinidad, mineralogia de la formacion
y permeabilidad, tendran un impacto fuerte en el disefio y efectividad de este tipo

de desplazamiento.

Con base en la mineralogia y niumero acido del petréleo, se definira la factibilidad
de inyectar un alcali; el tensoactivo ayudara a disminuir la tension interfacial y un
cambio en la mojabilidad de la roca; ademés favorecera la union de glébulos de
petréleo entrampado hasta lograr una fase continua que podra desplazarse en el
medio poroso; mientas que con el polimero se incrementara la viscosidad del
fluido desplante, con lo cual se modificara de manera favorable la relacion de

movilidad, asi como la eficiencia areal de barrido.

Durante un proceso de ASP parte del alcali puede consumirse por la precipitacion,
neutralizacion y por reacciones con arcilla. French en 1992 menciona que 0.1 %

peso de anhidrita en una formacién es un punto de corte en el que la propagacion
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del alcali convencional ya no es factible. Respecto a los tensoactivos experimentos
de estabilidad predicen que tiene una degradacion significativa cerca de 1.6-2.2
afios a 100 °C, de 4-6 afios a 83 °C. (Levitt, 2011).

5.4.1. Alcalinos
La inyeccion de productos alcalinos como carbonato de sodio o hidroxido de sodio
(alcalinos mas comunes), tendra una reaccion con los acidos organicos del
petréleo y algunos minerales de la roca, generando tensoactivos in situ, ademas
de la generacion de tensoactivos naturales la inyeccion de alcali genera un

aumento en el pH y una disminucioén en la adsorcion del tensoactivo.

El desplazamiento con productos alcalinos o causticos incluyen: hidréxido de
sodio, carbonato de sodio, ortosilicato de sodio, tripolifosfato de sodio, metaborato
de sodio, hidroxido de amonio y carbonado de amonio. En el pasado, los dos
primeros se usaron mas comunmente. No obstante, debido a los problemas de
emulsion e incrustacién observados en aplicaciones de un campo en la region de
China, la tendencia actual es no usar hidroxido de sodio. La disociacion de un

alcalino resulta en un pH elevado (Sheng, 2011).

El pH de las soluciones de carbonato de sodio es menos dependiente de la
salinidad; en términos de eficacia para reducir la tension interfacial, se ha
observado que hay poca diferencia entre los &lcalis cominmente usados, también
se ha conocido que el valor minimo de tension interfacial se produce en un
estrecho intervalos de concentraciones alcalinas, tipicamente entre 0.05 a 0.1 en

% peso, con un minimo de tension interfacial de 0.01 mN/m, (Sheng, 2011).

Los alcalis en base a potasio tienen un costo superior a los alcalis en base a
sodio, en la Tabla 5.4 se muestra una comparacion de algunas propiedades en

comun de diferentes alcalis.
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Tabla 5.4 Propiedades de varios alcalis comunes
Fuente: adaptado de (Sheng, 2011).

Formulacion alcali

Hidréxido de sodio
NaOH

Carbonato de sodio
Na,CO3

Ortosilicato de sodio
Na48i04

Tripolifosfato de sodio
NasP3010

Hidréxido de amonio
NH4OH3

interfacial

Reduccién de la tension

Si

Si

Si

No

No

Precipita Ca®*

Si

Si

Si

Precipita Mg®*

Mas facil que Ca?*

No o mas dificil
que Ca?*

Si

Secuestra Ca®*, Mg?*

Si

Emulsionante

Bueno

Si

Bueno

Bueno

Alteracion de mojabilidad

Si

Si

Si

Si

Bueno

Reduce adsorcion

Si

Si

Si

Si

Si

Algunas razones por la cuales el carbonato de sodio es seleccionado a menudo

como el &lcali en un proceso quimico de recuperacion mejorada (Sheng, 2011):

El carbonato de sodio suprime la concentracion de iones de calcio, pero no
la concentracion de magnesio.

Carbonato de sodio reduce el grado de intercambio de iones y disolucién
mineral (en areniscas) como un alcali mas débil en comparacion con el
hidréxido de sodio porque la disolucion mineral aumenta con el pH. Debido
a la capacidad de regulacion del carbonato de sodio, no son esperados
grandes cambios en el pH, siempre que el sistema esté en equilibrio
quimico.

El carbonato de sodio es un alcali de bajo costo.

En un depédsito de carbonato el ion carbonato/bicarbonato es un ion
determinantemente potencial para minerales de carbonatos y por tanto, es
capaz de impartir un potencial zeta negativo a la interfaz de la
calcita/salmuera, incluso a un pH neutro.

Generalmente, las formulaciones ASP utilizan productos quimicos de pH
moderados tales como bicarbonato de sodio o carbonato de sodio en lugar
de hidréxido de sodio para reducir los problemas de emulsién e

incrustacion.

En los yacimientos carbonatados donde se tiene presencia de anhidrita (CaSO,) o

yeso (CaSO, 2H,0), ocurren precipitaciones de carbonato de calcio (CaCO3) o di-

hidroxido de calcio (Ca(OH),) cuando se agrega carbonato de sodio (Na,CO3) 0
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hidroxido de sodio (NaOH), la salmuera de éste yacimiento con una alta
concentracion de divalentes también pudiera causar precipitaciones. Una opcion
es el uso de bicarbonato de sodio (NaHCO3) y sulfato de sodio (Na,SO,). El
bicarbonato de sodio (NaHCO3) tiene una concentracidon de iones carbonato
mucho mas bajos e iones de sulfato adicionales pueden disminuir la concentracion
de iones de calcio en la solucion. Sin embargo, la concentracion de ion carbonico
(CO5%), es aproximadamente una centésima de la concentracién de bicarbonato
de sodio (NaHCO3) en una solucion de bicarbonato de sodio (NaHCOg3), por lo que
se necesita una gran cantidad de sulfato de sodio (Na,SO,) para evitar la

precipitacion de carbonato de calcio (CaCOs), (Sheng, 2011).

En desplazamientos alcalinos, el quimico inyectado reacciona con los
componentes saponificables (hidrolizar un compuesto organico) del petroleo que
son los grupos carboxilicos, con esta reaccidon se produce un tensoactivo anionico
soluble, ésta reaccidon se producira en la interface agua-petroleo, una fraccion de
los acidos orgéanicos del petroleo se ionizan en presencia del alcali, mientras que
el resto permanecen eléctricamente neutros, en este caso tenemos una
interaccion de los puentes de hidrogeno por lo cual se puede formar forma un

tensoactivo acido.

Como se muestra en la Fig.5.6 se compara la medicién de la tension interfacial de
un muestra de crudo y su comportamiento con el efecto de la adicién de alcali
(NaOH), con lo cual se logr6é disminuir la tensibn en aproximadamente tres

ordenes de magnitud.

La inclusion de &lcali puede formar emulsiones, estas estaran en funcion de la
tensiéon interfacial agua-petréleo, cuando menor sea la Tension interfacial sera
mas facil que se produzca la emulsion, algunos estudios han encontrado que

estas emulsiones pueden ser no del todo reversibles.
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Figura 5.6 Tension interfacial del petréleo y el efecto del alcali.
Fuente: tomado de (Sheng, 2011).

El potencial del petrdleo para formar tensoactivos esta dada por el nimero acido
(a veces llamado numero acido total o TAN). Esta es la masa de hidréxido de
potasio (KOH) en miligramos que se requiere para neutralizar un gramo de
petréleo crudo. Por lo general, el nimero acido determinado por titulacion de la
fase no acuosa se utiliza para estimar la cantidad de tensoactivo. Sin embargo, los
acidos de cadena corta, que ademas reacciona con el alcali pueden no tener un
comportamiento como tensoactivo debido a que ellos son demasiado hidréfilos. A
demas los compuestos fendlicos y porfirinas en el petréleo consumiran el alcali y
no cambiaran las propiedades interfaciales como un tensoactivo. EI nUmero acido
determinado por titulacion de fase no acuosa no distingue los acidos que pueden
generar tensoactivo natural y que pueden consumir el alcali sin producir

tensoactivos, (Sheng, 2011).

En la literatura se describe que para muestras de petréleo ligero y pesado con el
mismo namero acido reaccionando con una solucion alcalina tendran un
comportamiento diferente, por lo que los efectos del alcali no son solo en funcién

el numero acido, sino también del tipo de petréleo.

Un valor de numero acido mayor que 1 se considera generalmente alto, de 0.3 a 1

intermedio y de 0.1 a 0.25 son bajos. Practicamente, el nimero acido minimo es
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de 0.3 mg KOH/g para que la generacion de tensoactivo natural sea efectiva en un
proceso de ASP, (Sheng, 2011).

Otra consideracion importante en el desplazamiento con &lcali es la interaccién
con la roca, este es considerado como uno de los aspectos mas dificiles de

cuantificar debido a que la mineralogia de la roca

Ademas de un intercambio i6nico con superficies rocosas, el alcali puede
reaccionar directamente con los minerales de la roca. Cuando divalentes calcio
(Ca*") y magnesio (Mg®") existen el alcali reacciona con ellos y puede producirse
precipitaciones, estas reacciones pueden causar taponamiento. Contrariamente al
intercambio i6nico, que es un proceso reversible, la disolucion de los minerales de
la roca por el alcali es un proceso cinético irreversible a largo plazo, (Sheng,
2011).

Johnson (1976) resumidé varios mecanismos propuestos por el cual el
desplazamiento con alcali mejora la recuperacion de petréleo. En el
desplazamiento alcalino la emulsion es un mecanismo importante, por lo menos

estéa relacionado con la mayoria de los otros mecanismos, (Sheng, 2011).

Castor et al (1981) observaron que la tension interfacial en el desplazamiento
alcalino fue del orden de 0.1 mN/m. Su numero capilar fue cerca de 100 veces
mayor que el numero capilar para desplazamiento de agua para desplazamientos
alcalinos es mostrado en la Fig.5.7. Los resultados de desplazamientos alcalinos
mostraron que las eficiencias de recuperacion podria ser mejor correlacionada con
la estabilidad de las emulsiones y alteracion de la mojabilidad que con tensién
interfacial, (Sheng, 2011).

En la Fig.5.7, se compara el nUmero capilar obtenido para un desplazamiento con
agua y con diferentes alcalis, como se observa en la figura al considerar un
desplazamiento con agua se obtiene un numero capilar de casi tres ordenes de
magnitud inferior comparados con un desplazamiento con alcali, esto se debe a

gue los Aalcalis reaccionan con los &cidos grasos del petréleo generando
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tensoactivos naturales, pero como se describio anteriormente, es necesario que se

tenga una numero acido mayor a 0.3 mg KOH/ g para que esto suceda.

1.E-02 ;

1.E-03 4§

m
2

Capillary number

1.E-05 |

1.E-06 +
Water

NaOH NaOH/NaCl Na.B,0; Na,B;0;/NaCl

Figura 5.7 Numero Capilar en desplazamientos alcalinos
Fuente: tomado de (Sheng, 2011).

Los procesos alcalinos son complejos, por tanto es necesario un programa de

control y vigilancia durante una prueba piloto, en la Tabla 5.5 se muestran algunos

aspectos y frecuencia de pardmetros que deben ser monitoreados.

Tabla 5.5 Programa de monitoreo y vigilancia para un proyecto de desplazamiento con alcali
Fuente: adaptado de (Sheng, 2011).

Pozos Productores Pozos Inyectores
Prueba y datos Frecuencia| |Prueba y datos Frecuencia
Gasto de produccion liguidos Diaria | |Gasto de inyeccion Diaria
Corte de agua Diaria Presién en cabeza Mensual
Presién deformacion Trimestral | |Presion de fondo de pozo Mensual
Presién de fondo de pozo Trimestral | |Perfil de inyeccién Trimestral
Prueba de presién Trimestral | |Andlisis de agua de inyeccion Trimestral
Perfiles de produccion Trimestral | |Andlisis de composiciéon Semanal
Andlisis de agua producida Semanal | |Contenido de alcali Diaria
Andlisis de composicién Semanal | |Andlisis de impurezas mecdnicas | Trimestral
Contenido alcali Semanal Pozos observadores
Contenido de trazador Semanal | |Presion en la cabeza Diaria
Composicion de petroleo producido | Semanal | |Presion de fondo de pozo Diaria
Analisis de muestras Diaria

En el disefio de un proyecto de desplazamiento por alcali, pueden tener en cuenta

las siguientes consideraciones (Sheng, 2011):
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e El consumo de alcali en el campo es mayor que en laboratorio por que el
tiempo de contacto de los alcalinos con la roca es mayor.

e El factor de recuperacion de petréleo en el campo es generalmente menor
que en el de laboratorio.

e Cuando se combina el desplazamiento con alcali con otros métodos, como
polimeros, tensoactivos, inyeccibn de gas hidrocarburo o recuperacion
térmica, se obtendran mejores efectos.

e La inyeccion de élcali puede causar problemas de incrustaciones en el
yacimiento, pozo y las instalaciones superficiales.

e Cuando la solucién alcalina se pone en contacto con el petréleo, se pueden
formar emulsiones estables. Esto aumentara el costo para el tratamiento de

fluidos producidos en superficie.

5.4.2. Tensoactivos
El término tensoactivo se refiere a los agentes de accion superficial. Los
tensoactivos son generalmente compuestos organicos que son anfifilicos, es decir
que se componen de una cadena de hidrocarburo (grupo hidréfobo que rechaza el
agua, la “cola”) y un grupo hidroéfilo polar (soluble en agua, la “cabeza”). Por tanto,
son solubles tanto en disolventes organicos y agua. Ellos absorben o se
concentran en la interface liquido-liquido para alterar las propiedades de la
superficie de manera significativa; en particular reducen la tension superficial y

tensioén interfacial, (Sheng, 2011).

Los tensoactivos pueden ser clasificados de acuerdo a la naturaleza idnica del
grupo de cabeza como agentes tensoactivos anionicos, catidnicos, no ionicos, y
zwitterionico (de ion hibrido) (Ottewill, 1984). Los tensoactivos aniénicos son los
mas ampliamente utilizados en los procesos quimicos de recuperacion mejorada
debido a que presentan relativamente baja adsorcion sobre rocas de areniscas
cuya carga es negativa. Los tensoactivos no iénicos sirven principalmente como
co-tensoactivos para mejorar el comportamiento de fase del sistema. A pesar que

son mas tolerantes a la salinidad, su funcion para reducir la tension interfacial no
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es tan buen como los agentes tensoactivos anionicos. Muy a menudo, una mezcla
de tensoactivos anionicos y no iénicos se utiliza para aumentar la tolerancia a la
salinidad. Los tensoactivos cationicos pueden absorberse fuertemente en rocas de
arenisca; por tanto, generalmente no son utilizados en yacimientos de arena, pero
pueden ser usados en las rocas carbonatadas para cambiar la mojabilidad de
petrdleo-agua en agua-petréleo. Los tensoactivos zwitterionico contienen dos
grupos activos. Los tipos de tensoactivo de ion hibrido pueden ser aniénicos no
iénico, no idnico catiénico o aniénico-cationico. Estos tensoactivos son tolerantes a
temperatura y salinidad pero son altamente costosos. Un término anfétero también

se utiliza para nombrar este tipo de tensoactivo (Sheng, 2011).

En la Tabla 5.6 se muestra la clasificacion de tensoactivos y algunos ejemplos de

los mismos considerando su carga.

Tabla 5.6 Clasificacion de tensoactivos y ejemplos
Fuente: adaptado de (Lake; 1989).

Anibnicos Catiénicos No i6nicos Zwitteriénico
- @ + @ + -

—0 x —0 x —0 —0
Sulfonatos Compuestos organicos de | Alquilo, alquil-aril-acilo, Amino acidos carboxilicos.
Sulfatos amonio cuaternario, acilamino, poliglicol acil-

Carboxilatos pyridium, imidazol, amina y poliol éteres
Fosfatos piperidinio y compuestos alcanolamidas
de sulfonio.

Un aspecto importante a considerar en la aplicacién de los tensoactivos es la
concentracion micelar critica “CMC”, ésta es la concentracion minima de
tensoactivos necesaria para formar micelas. Al inicio de introduccion de
tensoactivos en el medio de interés se iran a la interface, cuando la interface es
cubierta y se sigue incrementando la concentracion de tensoactivo se comienzan a

formar las micelas.

En la Fig.5.8 se muestra un ejemplo del comportamiento inicial al agregar los

tensoactivos, en (a) se muestra el caso antes de llegar a la CMC donde la tension
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interfacial disminuye con la adicion de tensoactivos, mientras que en (b) se ha
sobrepasado la CMC por lo que al aumentar la concentracién de tensoactivo se

formaran las micelas y ya no se reducira la tension interfacial.

Figura 5.8 Distribucion de tensoactivos a una concentracion: (a) menor y (b) mayor a la CMC

Para un sistema dado, la formacion de micelas se produce en un intervalo de
concentraciones estrecho. Esta concentracidon es pequefia sobre 10-5 a 10-4
mol/L para los tensoactivos usados en recuperacion mejorada. Por tanto, la CMC
esta en el rango de unos pocos de ppm a decenas de ppm. Un parametro
relacionado con la CMC es la temperatura Krafft o temperatura critica de micelas.
Esta es la temperatura minima a la cual los tensoactivos forman micelas, por

debajo de esta temperatura las micelas no se pueden formar (Sheng, 2011).

Para guiar en el disefio de tensoactivo y explicar su comportamiento de fases
generalmente se basan en la relacion de solubilizacion, R-relacién y factor de

empaque.

La relacion de solubilizacion para el petréleo (agua) es definida como la relacion
de petréleo solubilizado (agua) para el volumen del tensoactivo en la fase de
microemulsion. La relacion de solubilizacion esta estrechamente relacionada con
la tension interfacial, formulada por Huh (1979). Cuando la relacion de
solubilizacion para el petroleo es igual que para el agua, la tension interfacial

alcanza su valor minimo, (Sheng, 2011).
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El comportamiento de fases del tensoactivo se ve fuertemente afectado por la
salinidad de la salmuera, en general el aumento de la salinidad disminuye la
solubilidad del tensoactivo aniénico de la salmuera, es decir, a bajas salinidades
se tiene una mayor solubilidad del tensoactivo en la fase acuosa, mientras que a
mayores salinidades la solubilidad tiene preferencia en la fase oleosa. Cuando se
tiene muy baja salinidad la fase del petrdleo estd practicamente libre de
tensoactivos, solo un poco de petréleo estara presente en el centro de las micelas.

El comportamiento de la fase micelar es fuertemente afectada por la salinidad de
la salmuera, como se muestra en las siguientes tres figuras , en la que la salinidad
incrementara. EI comportamiento de fases fue originalmente dado por Winsor
(1954) y adaptado mas tarde a desplazamiento micelar (Healy et al., 1976; Nelson
and Pope, 1978), (Lake; 1989).

A baja salinidad, se tiene una buena solubilidad en la fase acuosa y una pobre
solubilidad en la fase oleosa. Como se muestra en la Fig. 5.9, una composicion
entre el limite de la salmuera y petroleo del diagrama ternario se dividira en dos
fases: una fase de petrdleo que es un exceso de petrdleo y una fase de
microemulsion que sera la salmuera con tensoactivo y un poco de tensoactivo en
las micelas. Las lineas de unién dentro de la region de dos fases tienen una
pendiente negativa. Este tipo de entorno de fases es llamado sistema Winsor tipo
I, una microemulsion en la fase inferior (debido a la densidad) o tipo Il (-). El plait

point en un sistema tal Pr es usualmente localizado en la cercania del petroleo.
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Figura 5.9 Representacién esquematica del diagrama de Winsor tipo | 6 Tipo Il (-)
Fuente: adaptado de (Lake; 1989).

Para una alta salinidad, como se muestra en la Fig 5.10, las fuerzas
electrostéaticas disminuyen drasticamente la solubilidad del tensoactivo en la fase
acuosa. Una composicion general dentro de la region de dos fases ahora se
dividira en un exceso de salmuera y una fase de microemulsién (petréleo externo)
gue contendra la mayor parte del tensoactivo y algo de salmuera solubilizada a
través de la formacion de micelas hinchadas invertidas. El comportamiento de fase
es un sistema Winsor tipo Il o sistema tipo Il (+). El plait point (punto de pliegue) P,

es ahora cercano al extremo de la salmuera.
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Figura 5.10 Representacion esquematica del diagrama de Winsor tipo Il 6 Tipo Il (+)
Fuente: adaptado de (Lake; 1989).

En la Fig. 5.9 y 5.10 se muestran efectos diferentes a bajas y altas salinidades, por
lo que se puede resumir que el sistema de Winsor | el tensoactivo es muy soluble
en agua y se forman micelas de petréleo en agua (fase continua), el sistema de
Winsor Il el tensoactivo es muy soluble en petroleo y se forman micelas de agua
en el petréleo (fase continua), sin embargo, existe una combinacién en la cual una
tercera fase rica en tensoactivo puede ser formada donde el sistema es definido
como sistema de Winsor Ill 6 sistema tipo Ill. En la region de tres fases hay dos
valores de tension interfacial, la del petroleo y la microemulsion y la de la

microemulsion y el agua.

El sistema Winsor lll, es considerado como la microemulsion mas balanceada; en
este sistema el tensoactivo tiene la misma afinidad por ambas fases (agua-

petréleo), formando una nueva fase llamada media-fase o tercera fase de la
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microemulsion en la que coexisten tensoactivo, agua y petréleo. La tension
interfacial se reduce cuando la media-fase se forma; se considera que la tension

interfacial decrece mientras incrementa la solubilidad.

Como se puede observar en la Fig. 5.11, se muestra una composicion tipica
dentro de la region de tres fases donde el petroleo y la salmuera son separadas
por una fase de microemulsion cuya composicién es representada por un punto

invariante.

Ademas de considerar los efectos del comportamiento de fases existen otros
parametros impactaran en lograr disminuir la tension interfacial en un proceso de

recuperacion mejorada.

R
Petroleos=amrmn=ns H-
N gl D g P i i gy

e
O0O0OO000 0000

-

Tensoactivo

Microemulsiéon

Exceso de .
fase media

salmuera

Una fase

Exceso de
petréleo

Invariable

Tres fases

Agua T Petréleo

Composicion general

Figura 5.11 Representacion esquematica del diagrama de Winsor tipo Il 6 sistema tipo IlI
Fuente: adaptado de (Lake; 1989).
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Una amplia investigacion sobre tensoactivos ha establecido una clara relacion
entre estructura del agente y propiedades de los fluidos relacionados con el
desempefio de recuperacion mejorada (Bourrel y Schechter, 1988). Por ejemplo,
el rango de salinidad en el que el tensoactivo es interfacialmente mas activo es
principalmente una funcién del peso molecular del tensoactivo. A medida que
aumenta el peso molecular del tensoactivo la salinidad 6ptima para la produccion
de un bajo valor de tension interfacial disminuye definido por Morgan et al., en
1977. Al aumentar la longitud del hidréfobo, la relacibn de solubilizacidon
incrementa y la salinidad 6ptima disminuye. Grupos funcionales débilmente
hidréfobos tales como 6xido de propileno han sido caracterizados por afinidad de
interfaz y, como tal, incrementa la amplitud de la region de ultra-bajos valores de
tensidon interfacial. La adicidbn de estos grupos hidrofobos reduce la salinidad

Optima y afiade tolerancia al calcio, (Sheng, 2011)

Uno de los principales objetivos de la inyeccidon de tensoactivos es reducir la
saturacion de petréleo residual, esto estd estrechamente relacionado con el

namero capilar Nc.

En un proceso para inyectar tensoactivos es necesario controlar la retencion de
éstos en el yacimiento ya que es un factor muy importante para ayudar al éxito del
proyecto. Esta retencidbn puede ser dividida en precipitacion, adsorcion y
entrampamiento de la fase, sin embargo resulta dificil separar estas pérdidas y por
tanto, generalmente sélo se reporta la pérdida total de tensoactivo como retencion
de tesnsoactivo.

Como se ha explicado la solubilidad del tensoactivo disminuye al aumentar la
salinidad, y el adicionar mas tensoactivo resultaria en precipitacion, por tanto es
importante realizar pruebas de laboratorio a la salinidad de interés y verificar que

no existan precipitados.

El mecanismo de precipitacion-disolucion-reprecipitacion alun no estd bien
entendido, una explicacion puede ser que cuando la concentracion de sulfonato de

petréleo esta por debajo de la concentracion micelar critica, las moléculas del
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tensoactivo individuales en solucién incremental al aumentar la concentracién del
tensoactivo. Sus concentraciones alcanzan los maximos valores en la
concentracion micelar critica, la precipitacion continuard hasta que la
concentracion del tensoactivo alcanza la CMC, cuando la concentracion del
tensoactivo esta sobre la CMC, micelas son formadas y moléculas simples de
surfactante no pueden ser incrementadas, por tanto no puede ser generada nueva

precipitacion, (Sheng, 2011).

La adsorcion del tensoactivo sobre la roca puede ser determinada por pruebas
estaticas (pruebas de equilibrio en granos de nucleo) y pruebas dinamicas
(desplazamiento en nucleos) en laboratorio. Las unidades de adsorcion de
surfactante en el laboratorio pueden ser masa de tensoactivo dividido por unidad
de masa de roca (mg/g de roca), masa por unidad de volumen de poro (mg/mL
VP), moles por unidad de area de superficie (peg/m?) y moles por unidad de masa
de roca (peg/g roca). Las unidades utilizadas en aplicaciones de campo podrian
ser volumen de tensoactivo absorbido por unidad de volumen de poro (mg/mL VP)
0 masa por unidad de volumen de poro (mg/mL VP), (Sheng, 2011)

El entrampamiento de la fase puede ser causado por entrampamiento mecanico,
particionamiento de la fase o atrapamiento hidrodindAmico. El entrampamiento esta

relacionado con el tipo de microemulsion formada.

El mecanismo de desplazamiento en un tensoactivo diluidos es: en un yacimiento
mojado por agua, las gotitas de petréleo residual se emulsionan debido a la baja
tension interfacial y se mueven en el medio poroso hasta formar hilos largos de
petréleo, cuando un yacimiento es mojado por petréleo éste se adhiere en las
paredes de los poros, cuando la solucion del tensoactivo fluye a través de los
poros debido a la baja tensién interfacial, gotitas de petrdleo de las gargantas de
petréleo son desplazadas. Las gotas de petroleo en las paredes de los poros se
deforman y desplazan a lo largo de las paredes por la solucion de tensoactivo
diluido. Estas gotas de petréleo se mueven hacia abajo para tender un puente con
las gotas de petréleo aguas abajo para formar un flujo continuo de petréleo. Son

formados hilos largos de petréleo que fluyen, pueden ser rotos durante el flujo, una
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vez roto se convierte en pequefias gotas y se emulsiona, estas pequefias gotas
fluyen y se alojan en proximas gargantas porales uniéndose con otras gotas de
petréleo formando un banco del mismo. La mojabilidad puede ser cambiada de
mojado por petroleo a mojado por agua, debido a la adsorcion del agente

tensoactivo (Sheng, 2011).

En el desplazamiento por tensoactivo diluido se logra que gotas de petroleo en el
medio poroso se deformen para pasar a través de las gargantas porales
uniéndose con otras gotas deformadas, esta deformacion es lograda al bajar la

tension interfacial.

Con respecto al mecanismo de desplazamiento micelar, como se mencioné
anteriormente hay tres tipos de microemulsiones. En el tipo I, las gotitas de
petréleo emulsionadas se llevan hacia adelante y se unen con el petréleo para
formar un banco de petréleo. En el tipo Il es facil para el petréleo externo
combinarse con petrdleo residual para formar un banco de petréleo. En
microemulsion de fase-media, debido a la baja tension interfacial el petréleo y el
agua pueden ser solubilizados uno en el otro y las gotas de petréleo pueden fluir
mas facilmente a través de las gargantas de los poros. Las gotas de petroleo se
mueven y se fusionan formando un banco de petréleo. Debido al efecto de
solubilizacion los volimenes de agua y petréleo se expanden lo que lleva a
mayores permeabilidades relativas y menores saturaciones residuales. No
obstante, cuando la krw incrementa mas rapidamente que la kro con la
disminucién de la tensién interfacial, la saturacion de petréleo en el banco de
petréleo y la recuperacion del mismo son deteriorados, si no se hace ninguna

alteracion de la viscosidad, (Sheng, 2011).

En un yacimiento mojado por agua debido a que la microemulsion de fase media
puede solubilizar el agua, algunas peliculas de agua seran remplazadas por la
microemulsion, por tanto, sera menos mojada por agua. En una roca mojada por
petréleo algunas peliculas de petrdleo de la roca seran reemplazadas por la
microemulsion y la roca serd menos mojada por petréleo. En otras palabras, la

microemulsion siempre se comportara como la fase mas mojante.
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En un sistema tipo Il la tension interfacial de la microemulsién-salmuera es menor

que en un sistema tipo Il (+) y la tension interfacial de la microemulsion —petréleo

es menor que la del tipo Il (-). Por tanto la ventaja de tener un tensoactivo que

genere un sistema tipo Ill, ademas como se describié en el capitulo 3, a menores

valores de tension interfacial mayor numero capilar y por tanto, menor saturacion

de petréleo residual.

5.4.3. Polimeros

Los dos principales tipos de polimeros son: sintéticos (como poliacrilamida

hidrolizada) y biopolimeros (como goma de xantana). En la Tabla 5.7, se resumen

las caracteristicas de las diferentes estructuras de los polimeros.

Tabla 5.7 Estructuras y caracteristicas de los polimeros
Fuente: adaptado de (Sheng, 2011).

Estructura

Caracteristicas

Ejemplos polimeros

-O-enla
estructura

Baja estabilidad térmica,
degradacion termal a alta
temperatura, solamente adecuado a
<80°C

Polioxietileno, alginato de
sodio, celulosa carboximetil
de sodio, Hidroxietilcelulosa

(HEC), goma de xanato.

Cadena de
carbono en la
estructura

Buena estabilidad térmica, la
degradacion no es grave a < 110 °C.

Polivinilo, poliacrilato de
sodio, poliacrilamida,
acrilamida parcialmente
hidrolizada (HPAM)

-COO" en
grupo hidrdfilo

Buen viscosificador, menos
adsorcién sobre areniscas debido a
la repulsiéon entre eslabones de la
cadena, pero precipitacién con Ca**
y Mg®*, menos estabilidad quimica.

Alginato de sodio, celulosa
carboximetil, HPAM, goma
de xantano

-OH o0 CONH>

No precipita con Ca?*y Mg**, buena
estabilidad quimica, pero no
repulsion entre enlaces de cadena,
alta adsorcion debido al enlace de
hidrégeno en areniscas.

Polivinilo, HEC,
poliacrilamida, HPAM
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El polimero mas ampliamente usado en aplicaciones de recuperaciéon mejorada es
la poliacrilamida hidrolizada. Para una concentracion de polimero o nivel de
viscosidad las soluciones de éste polimero han proporcionado mayor recuperacion
de petréleo, debido a que exhiben mayor viscoelasticidad que las soluciones de
xanato. Poliacrilamida absorbe fuertemente en las superficies minerales. Por lo
tanto, el polimero es parcialmente hidrolizado para reducir absorcion por reaccion
de poliacrilamida con una base, tal como el sodio o hidréxido de potasio o
carbonato de sodio, (Sheng, 2011).

La hidrdlisis de poliacrilamida introduce cargas negativas en la estructura de las
cadenas del polimero que tiene un gran efecto sobre las propiedades reologicas, a
bajas salinidades las cargas negativas de las estructuras se repelen entre si y
hacen que las cadenas se estiren.

Otro biopolimero utilizado es la goma de xantano (goma de azlcar de maiz). El
polimero actla como una varilla semirrigida y es bastante resistente a la
degradacion mecanica. En general, los copolimeros de poliacrilamida son mas
viscosos que el biopolimero polisacarido a concentraciones equivalentes en agua
dulce, pero estos copolimeros son mucho mas sensibles a la salinidad del agua
que los biopolimeros, (Sheng, 2011).

Algunas propiedades de las soluciones de polimeros se describen a continuacion.

La viscosidad es el pardmetro méas importante en la aplicacion de polimeros y
algunos factores que afectan ésta son:. efectos de salinidad y concentracion,

efecto de corte, efecto del pH y temperatura

En un desplazamiento con polimero la krw se reduce, mientras que la kro cambia

muy poco. Hay varias razones que se resumen a continuacion. (Sheng, 2011):

e El polimero es soluble en la fase acuosa pero no en la fase de petroleo.
Cuando la solucion el polimero fluye a través de las gargantas porales,
polimero de alto peso molecular es retenido a través de las gargantas

porales. Entones, el polimero bloquea el flujo de agua y la krw es reducida.
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e Las moléculas de polimero pueden formar enlace de hidrogeno con
moléculas de agua; esta capacidad aumenta la afinidad entre la capa de
adsorcion y las moléculas del agua. Las superficies de la roca se vuelven
mas mojables al agua. Por tanto la krw es reducida.

e El polimero y petroleo tienen trayectorias de flujo segregadas. Por tanto, el

polimero reduce la krw pero no la kro.

El mecanismos de desplazamiento principal en la inyeccién de polimeros es
reducir la relacion de movilidad, asi mismo al incrementar la viscosidad del fluido
desplazante se reduce la interdigitacion de éste. Al reducir la digitacion también se
mejora la eficiencia de barrido, asi mismo se evita que el agua se siga

desplazando en las zonas de canalizacion.

5.5. Analisis de la curva de flujo fraccional en el

desplazamiento
El desarrollo de la ecuacion de flujo fraccional se atribuye a Leverett (1941). Para
dos liquidos inmiscibles, petréleo y agua, el flujo fraccional de agua fw (o cualquier
fluido desplazante), es definido como el gasto de agua dividido entre el gasto total,
(Tarek; 2006):

La Ec. 5.3 representa de manera general la ecuacion de flujo fraccional, sin
embargo, al considerar flujo horizontal, es decir a=0, por tanto Sin (a)=0, la
ecuacion de flujo fraccional puede ser expresada a través de la Ec. 5.3, el
desarrollo de la ecuacion de flujo fraccional se muestra en Ver apéndice C

qitlo

(5

o) 1- (322) [gapsin(a]

fw = (Qt
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Como se muestra en la Ec.5.5 el flujo fraccional de agua para un yacimiento
horizontal esta en funcion de la relacion de movilidades del fluido desplazante y el
fluido desplazado. En la Fig. 5.12 se muestra un ejemplo del comportamiento de
curvas, si variamos la viscosidad del petr6leo mantenido constante los demas

parametros.

T T 1

00 01 02 03 04 05 06 07 08 09 10

Figura 5.12 Comportamiento de la curva de flujo fraccional a diferentes viscosidades del agua.

En la Fig. 5.12, se muestra que si se incrementa la viscosidad del fluido
desplazante se tendra una mejora en la produccion de petréleo, debido a que la
curva de flujo fraccional para una viscosidad del agua de 1 cp est4 pegada a la
izquierda, sin embargo, al incrementar la viscosidad del agua hasta un valor de 12
cp, la curva se desplaza a la derecha, esto se debe a que la movilidad del fluido
desplazado se mantiene constante, mientras la movilidad del fluido desplazante
incrementa, en este ejemplo se muestra que incrementando la viscosidad del
fluido desplazante se tendra una mejor relacion de movilidad (relacién favorable

M<1), mientras que a menores viscosidades del fluido desplazante podremos
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tener un mayor valor de relacion de movilidad (relacion desfavorable M>1), como

fue discutido en el capitulo 4.

Un comportamiento similar es mostrado respecto a la posicion estructural (Angulo)
en el yacimiento, lo cual se puede interpretar a través del Ec. 5.2. Si comparamos
una inyeccion horizontal (Sen a=0) contra variaciones en la posicién estructural
podemos entender que al inyectar en direccion buzamiento arriba (Sen a>0)
tendremos un desplazamiento de la curva de flujo fraccional a la derecha (caso
mas favorables), mientras que si se inyecta buzamiento abajo (Sen a<0), la curva

de flujo fraccional se desplazara a la izquierda (caso menos favorable).

Los ejemplos descritos anteriormente fueron elaborados considerando la inyeccion
de agua con el objetivo de desplazar el petréleo, sin embargo, en éste capitulo se
ha explicado que es posible modificar la viscosidad del fluido desplazante (por
tanto, modificar la relacion de movilidades), la tension interfacial y la mojabilidad
con la inyeccion de quimicos como método de recuperacion mejorara, por tanto, a
continuacion se describen estos efectos considerando los efectos en la curva de

flujo fraccional.

Cuando una solucion quimica es inyectada en el yacimiento en la saturacion de
gua intersticial, debido a la retencién quimica, una zona de agua denudada ( quitar
lo que en estado natural recubre una cosa)se forma en la parte delantera de la
inyeccion, lo que provoca un choque quimico en X3, como es mostrado en la Fig.
5.13. Este chogue quimico causa el choque de saturacion de s,z a Sy1 €n Xuz. El
agua denudada desplaza el agua intersticial. Hay un limite entre el agua denudada
y el agua intersticial desplazada a xup, (James, 2011):
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Figura 5.13 Perfil de saturacién cuando una solucién quimica es inyectada en un yacimiento con
saturacion de agua intersticial.

Fuente: tomado de (James, 2011).

5.5.1. Desplazamiento con polimeros
El desplazamiento con polimeros, al igual que otros métodos de desplazamientos
qguimicos, serd mas eficaz si se inician en bajas saturaciones de agua inicial.
Debido a viabilidades en la practica, a menudo comienza con una alta saturacion
inicial de agua. Una de las razones es que necesitamos un poco de historia de
inyeccién de agua para comprender mejor el yacimiento de manera que podamos
disefiar un programa adecuado de desplazamiento de polimero. La Fig. 5.14
muestra el perfil de saturacion de agua cuando inicia un desplazamiento con
polimero a una alta saturacion de agua inicial. La Fig. 5.15, muestra las curvas de
flujo fraccional. Las velocidades especificas individuales también estan marcadas

en la figura, (James, 2011).
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Figura 5.14 Perfil de saturacion de agua cuando la inyeccién de polimero es iniciado a una alta
saturacién de agua inicial.
Fuente: tomado de (James, 2011).
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Figura 5.15 Gréafica de curvas de flujo fraccional con polimero

Fuente: tomado de (James, 2011).

5.5.2. Desplazamiento con tensoactivos
Cuando una solucion de tensoactivo es inyectada al yacimiento, el contacto con el
petréleo forma tres tipos de micriemulsiones, dependiendo de la salinidad local. A
continuacion, se describe el comportamiento para un sistema Winsor tipo |, en
éste sistema el tensoactivo estd en la fase agua y un poco de petrdleo se

solubiliza en la fase agua también. Por tanto la viscosidad de la fase acuosa es

——
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mayor que la del agua originalmente existente. En la mayoria de los casos se
afade polimero para aumentar la viscosidad. Por tanto, una curva tipica de flujo
fraccional de tensoactivo en solucion petréleo cambia a la derecha de una curva
de flujo fraccional agua/petroleo, como se muestra en la Fig. 5.16, que describe
graficamente un diagrama de flujo fraccional de un desplazamiento con una
microemulsion de Winsor tipo |. Se debe considerar que la saturacion de agua
inmovil, Swc, para una curva de flujo fraccional de tensoactivo/petréleo es menor
gue para una curva de flujo fraccional de agua/petréleo. El perfil de saturacién de
agua se muestra en la Fig. 5.17 se presenta un desplazamiento de microemulsion
Winsor-1, iniciado a una saturacion de agua inisiado a una saturacion de agua

intersticial cuando sy1<sws (James, 2011).

(S&S- f'a’l)

fo
o Oil and surfactant

solution

Oil and water

A

D, 0 1

Figura 5.16 Gréfica para desplazamiento con tensoactivos con Winsor I.
Fuente: tomado de (James, 2011).

Sw

Swc

xXn

Figura 5.17 Perfil de saturacion para un desplazamiento de microemulsion Winsor I.

Fuente: tomado de (James, 2011).
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La inyeccion de tensoactivo puede recuperar petrdleo que quedd entrampado en
el yacimiento después de estar sometido a un proceso de inyeccion de agua, en
algunas ocasiones la inyeccién de tensoactivos es aplicada en la saturacion de

petréleo residual posterior a la inyeccion de gua Sow.

En la Fig. 5.18, se muestra el flujo fraccional para un sistema Winsor I, en el cual
la inyeccion de tensoactivos desplaza la curva a la derecha disminuyendo el valor

de la tension interfacial y por tanto, un alto nimero capilar.

-
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Figura 5.18 Gréfica para desplazamiento con tensoactivos con Winsor Il
Fuente: tomado de (Lake; 1989).
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6. Evaluacion experimental y resultados

Una vez seleccionado el método de recuperaciéon mejorada aplicable al campo de
interés, en base a un analisis tedrico, se realiz6 una evaluacion experimental a
través de pruebas de laboratorio con el cual se analizaron los efectos de
compatibilidad y mejora de los productos quimicos para un disefio ASP y los
fluidos del yacimiento.

6.1. Procedimiento del trabajo experimental

En este apartado se describira el procedimiento empleado en la fase experimental
del trabajo de investigacion, en el cual se realizé la evaluacion de los productos
quimicos en un proceso ASP y los fluidos del yacimiento.

Para la evaluacion experimental se utilizaron muestras de fluidos (agua y
petréleo), obtenidos de pozos que se encuentran operando en el campo Poza Rica

bloque | del cuerpo D, agua de inyeccion y agua desionizada.

Como dato, el agua del yacimiento tiene composicion diferente cuando se trata de
una formacion de arenas o carbonatos; por esta razén se realiz6 un analisis Stiff

del agua obtenida de los pozos, lo mismo que con el agua de inyeccion.

6.1.1. Alcali
Existen caracteristicas importantes que deben considerarse para tener un buen
desempefio del alcali, ya que éste reaccionara con componentes del petroleo
(acidos carboxilicos), caracteristicas del agua (dureza y salinidad) y la mineralogia
de la roca. En el caso de formaciones de carbonatos, debido al incremento del pH,
puede existir una precipitacion de compuestos insolubles como carbonato de
calcio e hidroxido de calcio. Como se describio en el capitulo 5, a mayor niumero

acido se generara una mayor cantidad de tensoactivos naturales.
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Para la realizacion de las pruebas de laboratorio se utilizaron muestras de:
petrdleo de pozos del campo Poza Rica, agua de formacion, agua de inyeccién y
desionizada. Los productos quimicos utilizados se describen en la Tabla 6.1.

Los equipos de laboratorio requeridos para las pruebas son: Balanza analitica
(preparacion de soluciones alcalinas), equipo multiparamétrico (medicion de pH y
conductividad), equipo Vortex (Mezclado de soluciones generadas), equipo para

determinacién de tensién interfacial.

Tabla 6.1 Alcalis utilizados en la evaluacion experimental

Identificador Producto
A0l Hidroxido de sodio (NaOH)
A02 Carbonato de sodio (Na;CO3)
A03 Metaborato de sodio (NaBO,)

A04 Tetraborato de sodio pentahidratado [Na;B4Os(OH)4].5H,0
A05 Tetraborato de sodio decahidratado [Na,B4O5(OH)4].10H,0

En la Tabla 6.2 se muestra un resumen de la secuencia de pasos utilizados para
la evaluacién del alcali, considerando la composicion del petréleo (nUmero acido) y
compatibilidad en la mezcla. Se describe el procedimiento para la evaluacion de
muestras de petréleo, en el que la obtencion del nidmero &acido es un punto
importante, ya que con la determinacion de éste pardmetro se puede inferir de

manera rapida la necesidad de aplicacion del alcali.
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Tabla 6.2 Procedimiento experimental para seleccion del alcali

Evaluacioén .
Etapas X Objetivo buscado Resultado
experimental
) Identificar si la
, Determinar la o L .
Ndmero i, concentracion de acidos
, . . concentracion de -
1 acido/Numero | .. - carboxilicos es favorable
Y acidos carboxilicos ) g
béasico . para la inyeccion del
en el petréleo. R
alcali.
. Se descarta 0 se contindia
Prueba de Solubilidad del .
2 " e con la evaluacioén del
solubilidad alcali con el agua. .
alcali.
. Preparar , .
Comportamiento . P Determinar el tipo de
3 disoluciones a .,
de fases : 0 emulsion formada
diferentes % peso.
., Determinar el Descartar quimico si no
Tension p . e
4 . ) efecto del alcali modifica la T| de manera
interfacial L.
sobre la Ti Optima.
Definir el , .
) . Descartar el alcali si se
Comportamiento | comportamiento en .
5 , . forman emulsiones de
reologico una rango de .
; agua en petréleo.
velocidad de corte

Determinacién del nimero acido/nimero basico.

Para la determinacion del numero acido, la muestra de petréleo debe
acondicionarse (no contener agua, ni sedimentos). Con una disolucién
previamente elaborada (KOH y alcohol isopropilico) y un solvente de titulacién
(tolueno, agua destilada, alcohol isopropilico) se calibra el equipo metiendo los
electrodos al solvente de titulaciéon a la que se le agrega la disolucién para
registrar con el potenciometro. Una vez calibrado el equipo, se procede a la

determinacién del nimero acido de la muestra de interés.

Solubilidad del alcali

Es importante determinar la estabilidad quimica al interactuar el alcali con el agua,

ésta se evalla inicialmente con agua desionizada como caso ideal, posteriormente
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se evalla con las aguas de inyeccion y formacion. La prueba consiste en preparar
disoluciones al 1.2 % peso del &lcali en evaluacion en los tres tipos de agua
mencionados, posterior a la agitacion de la mezcla se inspecciona visualmente

gue no exista precipitacion.

Comportamiento de fases alcali-petréleo

Se utilizan las muestras de petréleo, agua y quimicos que presentaron solubilidad
de acuerdo a la prueba anterior. Se preparan disoluciones alcalinas con
concentraciones de 0.3, 0.6, 0.9 y 1.2 % peso. En un tubo de centrifuga de 15 ml
se agrega 7 ml de petréleo y 7 ml de la solucién alcalina, posteriormente se agita
la mezcla con ayuda del quipo Vortex por 3 minutos, después de la agitacion se
deja reposar por 10 minutos y se observa si se forma una emulsion y el tipo de

ésta en un periodo de 48 a 120 h.

Determinacion de la tensién interfacial para el sistema &alcali-salmuera-

petréleo

Se utiliza el método de gota pendiente (tension interfacial > 1 mN/m) o gota
giratoria (tension interfacial < 1mN/m) para determinar la tension interfacial agua-
petroleo en un barrido de concentraciones alcalinas a 0.05, 0.1, 0.2, 0.3, 0.6, 0.9y
1.2 % peso, se amplia el intervalo de concentracion para evaluar si existen

cambios significativos de la tension interfacial a baja concentracion del alcali.

Determinacion de la reologia en el sistema alcali-salmuera-petréleo.

Se prepara una solucion en un barrido de concentraciones alcalinas a 0.05, 0.1,
0.2,0.3,0.6,0.9y 1.2 % peso en agua, se obtiene el pH y la conductividad antes y

después de ser mezcladas con el petroleo.
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La preparacion de la emulsion se realiza colocando 30 ml de petroleo y 30 ml de
solucion alcalina, homogenizando la mezcla por 3 minutos con el equipo Vortex.
Las emulsiones se dejan reposar por 20 h. Al separarse, la fase oleosa se extrae
utilizando una jeringa y se le determina su comportamiento a T=30 °C:

6.1.2. Tensoactivo
El tensoactivo tiene la capacidad de reducir el valor de la tension interfacial a
valores ultra-bajos (mas de dos 6rdenes de magnitud), sin embargo, cuando se
considera la aplicacion en un yacimiento, existen pardmetros como la temperatura
y la salinidad o dureza del agua de formacion que se deben de considerar en la
seleccién, ya que esto modificara el resultado esperado. Existen dos mecanismos
principales del efecto de la inyeccion del tensoactivo en el yacimiento, que son: la
habilidad de incrementar la extraccion de la fase organica via solubilizacién
miscelar, asi como movilizar el petréleo entrampado al disminuir a ultrabajos

valores la tension interfacial entre la fase acuosa y el petréleo.

Debido a lo anterior, es necesario evaluar el comportamiento a diferentes
salinidades y temperatura del yacimiento, esto se logra a través de pruebas de
laboratorio documentando el efecto en la solubilidad y/o turbidez asi como la
medicion de la tension interfacial e identificando la formacién de punto de nube
(temperatura en la cual se puede observar la separacion de la solucion agua-
tensoactivo inicialmente homogénea en dos fases acuosas) y la medicién de la

tension interfacial.

Los tensoactivos se clasifican de acuerdo con su estructura quimica en anionicos,
catidnicos, anfoteros (zwitteridnicos) y no ibnicos. La turbidez o precipitacion de
los tensoactivos esta ligada a la molécula (parte hidrofébica e hidrofilica), el punto

de nube es generalmente aplicado para los tensoactivos no-iénicos.

La tension interfacial disminuye al aumentar la cantidad del tensoactivo, hasta el

punto en que se llega a un valor constante de tension el cual es denominado
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CMC (concentracion micelar critica), el valor de la CMC disminuye al aumentar la

temperatura.

Si existen globulos de petrdleo entrampados en los poros, estos seran movilizados
con el uso del tensoactivo y se comenzardn a juntar hasta formar una fase

continua, logrando recuperar ese petroleo.

La emulsidn es un sistema constituido por la dispersion de particulas liquidas en el
seno de otra fase liquida parcialmente miscible, pueden ser petréleo en agua (la

fase continua es el agua) o agua en petroleo (la fase continua es el petréleo).

Antes de seleccionar un tensoactivo compatible con los fluidos del yacimiento y
que logre disminuir la tensién interfacial a valores de interés, es necesario obtener
el valor de tensidn interfacial entre al agua y el petréleo. Para poder determinar lo
anterior, se requiere de siguiente materiales y equipos de laboratorio: viales y
contenedor de vidrio (preparacion de las muestras), pipeta graduada (prueba de
comportamiento de fases), balanza analitica (medicion de la masa utilizada), horno
de calentamiento (acondicionamiento de temperatura), agitador vortex (mantener
agitacion de las mezclas), tensibmetro de gota giratoria (Obtener valor de tension
interfacial), viscosimetro SVM 3000 (viscosidad y densidad), turbidimetro (obtener

valores de turbidez) y refractometro (indice de refraccion)

Los productos quimicos utilizados fueron: agua desionizada y cloruro de sodio.
Los tensoactivos sometidos a las pruebas fueron comerciales (No idnico,
catiénico, anionico y zwitteriénico) y los desarrollados en la FQ-UNAM (No i6nico,
cationico, aniénico, mezclas). Las muestras utilizadas de petréleo pertenecen al

campo Poza Rica y son descritas en cada prueba.

Metodologia experimental.
Para la seleccidn de tensoactivos, se realizan las pruebas de;

e Compatibilidad: permite descartar aquellos productos que presenten
problemas en solucion al 0.2 % peso.
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e Tension interfacial: permite seleccionar a los productos que presenten los
valores mas bajos de tension.
e Comportamiento de fases: permite identificar los sistemas Winsor.

Descripcion general del procedimiento

En la Tabla 6.3, se resume de manera general los pasos utilizados para definir en
dos etapas de evaluacion la seleccion de productos quimicos. Se pueden
considerar dos etapas de evaluacion debido a que las dos primeras evaluaciones
son de compatibilidad y solubilidad del producto quimico con agua, con la cual se
realiza una preseleccion de productos quimicos. Mientras que, en la segunda
etapa de evaluacioén, se considera la interaccion del tensoactivo, agua y petroleo,
con lo cual ya se pueden tener una lista de productos compatibles y con efectos

benéficos a los fluidos del yacimiento.

Tabla 6.3 Metodologia experimental para la seleccion de tensoactivos

Evaluacion y procedimiento
experimental

Compatibilidad a temperatura

Etapa de evaluacion Etapas

Evaluam_cgn para 1 ambiente
seleccion de
productos quimicos 2 Prueba de solubilidad a 70 °C
3 Comportamiento de fases y medicion

de tensioén interfacial

Seleccion de productos quimicos
4 que generaron valores de tension
interfacial menor a 2 mN/m

Seleccion de : —
productos quimico Comportamiento de fases y medicion

de tension interfacial considerando

5 un barrido de salinidades (tensién

interfacial menor a 0.01 mN/m,
comportamiento de fase tipo Ill)

6 Seleccion de productos quimicos
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Compatibilidad a temperatura ambiente (etapa I)
En la prueba de compatibilidad, se utilizaron salmueras de cloruro de sodio a

diferentes concentraciones en conjunto con los tensoactivos, para poder
determinar la homogeneidad y solubilidad de cada uno de los productos en agua

desionizada y en un rango de salinidad a temperatura ambiente.

Se analiz6 de manera cualitativa la estabilidad de los tensoactivos en un barrido

de salinidad, con los siguientes pasos:

1. Preparar una solucion inicial del tensoactivo a analizar, cuya concentracion
sea 2% peso, con agua desionizada.

2. Preparar diluciones a partir de la solucion inicial, de tal manera que se
obtenga una concentracion final de tensoactivo al 0.2% peso utilizando
como disolvente Agua desionizada y soluciones realizando un barrido de
salinidad (20,000-100,000 ppm de NacCl).

3. Evaluar si la solucién es homogénea o forma precipitados. En caso de
presentar formacion de precipitados, se descarta el producto.

4. Identificar si el producto quimico es soluble o presenta turbidez. En caso de
turbidez se procede a realizar la prueba de solubilidad a 70 °C.

5. Realizar el registro fotografico (tener evidencia y comparar
comportamiento).

Prueba de solubilidad a 70 °C (etapa Il)
Esta prueba consiste en evaluar si existe un cambio de solubilidad al incrementar

la temperatura a 70 °C, de las soluciones preparadas en el punto 2 de la etapa |

gue presentaron turbidez, y consiste en lo siguiente:

1. Colocar las soluciones en un horno a 70 °C durante 45 min.

2. Identificar si la solucibn es homogénea o mantiene la turbidez. En caso
de que la solucion mantenga la turbidez se descarta.

3. Realizar el registro fotografico (tener evidencia y comparar

comportamiento).

Comportamiento de fases y medicion de tension interfacial (etapa Ill)
Una vez realizados los procedimientos descritos en la etapa | y Il, se analizan los

resultados y se obtiene un grupo de productos quimicos candidatos (no

precipitaron y que son solubles).
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En esta etapa, se realizan pruebas de comportamiento de fases para identificar los
tensoactivos que tienden a formar emulsiones de petroleo en agua del tipo | de
Winsor. Esta metodologia consiste en los siguientes pasos:

1. Preparar una solucion madre del tensoactivo a analizar, a la concentracion
de 2% peso, con agua desionizada.

2. Realizar diluciones a partir de la solucion inicial del tensoactivo, de tal
manera que se obtenga una concentracion final del 0.2% peso.

3. Mezclar volumenes iguales (2 ml) de solucion de tensoactivo al 0.2%peso y

muestra de petrdleo en una pipeta de 5ml.

Agitar la mezcla mediante el uso de un agitador vortex, durante 3 minutos.

Realizar registro fotogréafico de la pipeta (tiempo cero)

Hacer registro fotografico semanal.

Analizar el tipo de emulsion formada a las tres semanas.

Determinar de manera paralela la tension interfacial de las soluciones

preparadas en el punto 2.

© N OB

Preseleccién de producto quimico (etapa IV)
Una vez concluidas las etapas anteriores en una segunda preseleccion se eligen

aquellos tensoactivos que presentaron una tension interfacial <2 mN/m y un

comportamiento de fase del tipo | de Winsor.

Comportamiento de fases y medicion de la tensién interfacial considerando
un barrido de salinidad (etapa V)
En esta etapa, se realizan pruebas de comportamiento de fases y medicién de

tensidén interfacial, para identificar los tensoactivos que tienden a formar
emulsiones del tipo Il de Winsor. Esta metodologia consiste en los siguientes

pasos:

1. Preparar una solucion inicial del tensoactivo a analizar, a la concentracion
de 2% peso, con agua desionizada.

2. Preparar diluciones a partir de la solucion inicial, de tal manera que se
obtenga una concentracion final de tensoactivo al 0.2% peso, utilizando
como disolvente soluciones realizando un barrido de salinidad (20,000-
100,000 ppm de NacCl).
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3. Mezclar volumenes iguales (2 ml) de solucion de tensoactivo al 0.2% peso.
y muestra de petréleo (pozo en estudio) en una pipeta de 5ml.

Agitar la mezcla mediante el uso de un agitador vortex, durante 3 minutos.
Realizar registro fotogréafico de la pipeta (tiempo cero)

Hacer registro fotografico semanal.

Analizar el tipo de emulsidon formada a las tres semanas.

Determinar de manera paralela la tension interfacial de las disoluciones
preparadas en el punto 2.

© N OBk

Seleccién del producto quimico (etapa VI)
Utilizando los procedimientos y metodologias antes descritas y considerado un

barrido de salinidad (20,000-100,000 ppm de NaCl), se realiz6 la determinacion de
la tension interfacial y el comportamiento de fases, para seleccionar aquellos
productos que muestran valores de tension <0.03 mN/m y un comportamiento de

fase tipo lll.

6.1.3. Polimero
En la inyeccion de polimeros tanto la temperatura del yacimiento como la
composicién del agua de inyeccién y congénita tendran un fuerte impacto para la
seleccion del producto quimico asi como su desempefio. En general las
soluciones de polimeros pierden viscosidad con el incremento de la temperatura,
aunado a que en altas salinidades el polimero no puede mantenerse estable y por

tanto disminuye su viscosidad.

Considerando lo anterior, en el laboratorio se buscé evaluar la estabilidad de la
disolucion (polimero y agua) en presencia de iones, asi como la estabilidad
térmica de algunos polimeros comerciales y polimeros desarrollados en la FQ-

UNAM, considerando el agua de inyeccion y de formacion.

Para realizar la evaluacidon experimental de las soluciones de polimeros se utilizd
el siguiente equipo de laboratorio: re6metro MCR-301, balanza analitica ABJ-220-

4M, horno Memmert, parrilla de agitacion y bafio de temperatura polyscience.
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En la Tabla 6.4 se describe de manera general el proceso de evaluacion para la

seleccion del polimero considerando.

Tabla 6.4 Metodologia experimental para la seleccion de polimeros

Evaluacion Objetivo
Etapas : Resultado
experimental buscado
Realizar pruebas de Encontrar .
. . ; Si no es soluble
1 solubilidad del polimero polimeros ;
descartar polimero
en agua @Tamb. solubles
Determinar el efecto
: del polimero sobre la
Determinar el Tener valores . )
) : ) viscosidad e
2 comportamiento de viscosidad ) ficar |
reolégico @ T=30 °C @ T ¢ identl Icar 1a
' ransporte: formacion de
emulsiones
Realizar pruebas de Comparar la : .
- A viscosidad @ | Si el polimero no es
3 estabilidad térmica @
PR Tyac con estable descartar
T=92 °C.
Ttranspo rte-
Determinar - L
: Definir concentracion
comportamiento Obtener L
. . : Optima e
4 reoldgico a diferentes |comportamiento , b
: . . identificacion de
concentraciones y de viscosidad .
polimero adecuado.
temperaturas.

Solubilidad en presencia de iones divalentes (Carbonato y Magnesio).

Consistio en realizar disoluciones al 0.5 % peso en agua de inyeccion y agua de
formacién para determinar solubilidad a temperatura ambiente, se considera un
mes de observacion para confirmar solubilidad. Esta etapa permite descartar los
polimeros que no son solubles y por tanto, determinar cuales no seran

considerados en las etapas posteriores.
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Determinacion del comportamiento reolégico.

Para los polimeros obtenidos de la etapa anterior, se determind su
comportamiento reoldgico a una T= 30 °C (que es una temperatura promedio que
se puede tener en el campo cuando se inyecte el producto) a la concentracion que

quiera ser evaluado la disolucién y a velocidades de corte de 0.1 s hasta 200 s™.

Estabilidad térmica a temperatura de interés (92 °C).

La estabilidad térmica fue evaluada durante tres meses, se mantuvieron las
disoluciones a una temperatura de 92 °C, posterior al tiempo de observacion se
determind el comportamiento reoldgico y se comparé con el comportamiento

obtenido @T=30 °C, con esto se verifica que no exista degradacion del polimero.

Determinacion del comportamiento reoldégico variando concentracion en

peso del polimero en un rango de temperaturas.

En la dltima etapa para los productos que fueron estables, se determina la
viscosidad de la disoluciébn a diferentes concentraciones y a diferentes

temperaturas de 30 a 80 °C.

6.2. Analisis de muestras y resultados
En el apartado anterior, se describe el procedimiento experimental utilizado para
determinar el efecto de los productos quimicos y los fluidos del yacimiento, en este
nuevo aparatado se describiran los resultados obtenidos al utilizar el
procedimiento, y la evaluacién de los fluidos del yacimiento con la interaccién de

productos quimicos.
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6.2.1. Analisis de muestras

Agua

Para poder mostrar el efecto de los productos quimicos en los fluidos de interés es
necesario realizar un analisis de las caracteristicas de los fluidos antes de
interactuar con otros, los fluidos utilizados fueron: agua de inyeccion, agua de
formacion, agua desionizada y muestras de petréleo de pozos productores. En la

Tabla 6.5 se muestran los resultados del analisis Stiff&Davis realizado al agua de

inyeccion.

Tabla 6.5 Analisis Stiff&Davis de la muestra de agua de inyeccion

Parametro Resultado
Dureza Total (como mg CaCO3/L) 5,611
Dureza de Calcio (como mg CaCO3/L) 1,112
Cloruros Totales (como mg CI/L) 20,348
Alcalinidad Total (como mg CaCO3/L) 270
Sulfatos (como mg SO4/L) -
Conductividad (mS/cm) 54.29
pH 7.7
Temperatura (°C) 22.3
Densidad Relativa (SG) 1.03
Soélidos sedimentables (SS) -
Sdlidos Disueltos Totales (TDS) 33,299

En la Tabla 6.6 se muestra la concentracién de iones y aniones para el agua de

inyeccion.
Tabla 6.6 Concentracion por ion de muestra de agua de inyeccién
Cationes | Concentracién (mg/L) Aniones | Concentracién (mg/L)
ca** 445 cl- 20,348
Mg** 1,093 CO5” 0
Na* 11,329 HCO3" 82
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En la Tabla 6.7 se muestra el resultado del analisis Stiff&Davis realizado al agua
de formacion del campo en estudio. Como se puede observar, el agua de
inyeccién tiene una menor salinidad que el agua de formacion, sin embargo, el

agua de formacion al tener una mayor concentracion de calcio es un agua mas

dura.

Tabla 6.7 Andlisis Stiff&Davis de la muestra de agua de formacion

Parametro Resultado
Dureza Total (como mg CaCO3/L) 6,539
Dureza de Calcio (como mg CaCO3/L) 5,427
Cloruros Totales (como mg CI/L) 18,280
Alcalinidad Total (como mg CaCO3/L) 3,833
Sulfatos (como mg SO4/L) -
Conductividad (mS/cm) 43.03
pH 7.84
Temperatura (°C) 25.4 (promedio)
Densidad Relativa 1.0181
Sdlidos Disueltos Totales (TDS) 30,550

En la Tabla 6.8 se muestra la concentracion de iones y aniones para el agua de

formacion.

Tabla 6.8 Concentracién por ion de muestra de agua de formacion

_ Concentracion . Concentracion
Cationes Aniones
(mg/L) (mg/L)
ca™ 1,833 Cr 21,506
Mg** 707 COs” 220
Na* 5,668 HCO5Y 666
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Petroleo

En la Tabla 6.9 se muestran los resultados del andlisis realizado a muestras de
fluidos obtenidos del yacimiento, para el cual se reportan valores de viscosidad y

densidad.

Tabla 6.9 Andlisis de muestras de fluidos

Viscosidad Densidad °API Numero
Muestra @ 22°C @ 22°C @ 15°C Acido
Cp gr/cm3 [-] mg KOH/g
Pozo-1 24 0.871 29.6 0.0837
Pozo-2 37.301 0.8869 27.1 0.0992
Pozo-3 13.73 0.8763 29 0.0298

En el proceso de la determinacion de tensién interfacial se utiliza la medicién de
gota ascendente, en la Fig. 6.1 se muestra la forma en que la gota de petrdleo se
desplazd al contacto con agua desionizada durante la mediciéon y la manera en
que ésta fue cambiando conforme se inyectaba méas petrdleo a través del capilar

hasta que la gota se desprende por diferencia de densidades.

-
o]

Figura 6.1 Imagenes referentes en la medicién de tensién interfacial, petroleo Pozo-02.
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En la Fig. 6.2, se muestran las mediciones realizadas de tension interfacial entre
al agua y el petréleo, en este caso de la prueba con un aproximado de 350
mediciones se obtuvo que para la muestra del Pozo-02 se tiene en promedio una

tension interfacial de 30.7 mN/m (sin la inyeccion de ningun tensoactivo).

Tension Interfacial

32.00
—e—Muestra_M091

£ 3175

€ 31.50
< 31.25
Q

‘g 3100 ‘f\:':“” NN N -
2

£ 30.75
S

© 3050
&

2 30.25

30.00 . . . . . : : )
0 50 100 150 200 250 300 350 400
Mediciones

Figura 6.2 Medicién de tension interfacial entre petréleo del Pozo-02 y agua desionizada

6.2.2. Alcali

Pruebas con petrdleo

En la Fig.6.3 se muestra el andlisis realizado a una muestra de petréleo obtenida

para el Pozo-02, con la cual se determina su niamero acido.

MET U.1-MET U
0

-100 1

a0 EP1

U [mV]

-300 1

-400

LAAAS AAAAN RALRS AAAAN RALAN AAALS RARASRAARA AAAAS RALAS RAAAN AARAS RAAAS LALLSN RALRS

0 02 04 06 08 1 1.2 14
V [mL]

Figura 6.3 Determinacion de numero acido para la muestra Pozo-02
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Como se muestra en la Tabla 6.10, este experimento fue realizado en tres

ocasiones para tener una comparativa de los resultados y no incurrir en un posible

error de medicion.

Tabla 6.10 Determinacién de niimero acido en muestras del Pozo-02

NUm Cantidad Max cambio | Max cambio | Num. Acido
o Muestra

analisis (gn) (mV) (mL) (mg KOH/qg)

1 Pozo-02 19.9943 -232 0.4336 0.0988

2 Pozo-02 20.0073 -240.4 0.4322 0.0984

3 Pozo-02 19.9984 -237.7 0.4401 0.1004

Prueba de solubilidad

Para poder identificar la solubilidad del alcali en los diferentes tipos de agua se

preparan soluciones con los alcalis que se estén evaluando. En la Tabla 6.11 se

muestra para la concentracibon maxima de trabajo (1.2% peso) si se genera

precipitados al mezclar el alcali y agua.

Tabla 6.11 Solubilidad del &lcali en agua

MU§Stfa de Alcali | Precipitado
gua
AO1 Si
; A02 Si
Agua de A03 Si
formacion :
A04 S
A05 Si
AO1 Si
; A02 Si
_Agua_,e AO3 No
Inyeccion
A04 No
A05 No
A01 No
A02 No
Agua A03 No
desionizada
A04 No
A05 No
( )|
| 137 |




Como se puede observar en la tabla anterior cuando se utiliz6 muestras de agua
de formacion se obtuvieron precipitados, sin embargo, cuando fueron utilizadas
muestras de agua de inyeccion o desionizada no se observaron precipitados con
la mayoria de los alcali, con el uso de élcalis suaves (boratos) la solucion
permanece estable como se muestra en la Fig. 6.4. Derivado a los resultados de
solubilidad, los élcalis fuertes fueron evaluados con agua desionizada (condiciones

ideales) y los alcalis suaves con muestra de agua de inyeccion.

AO1 12 Y%peso AO05 1.2 %peso

e

Figura 6.4 Solubilidad de alcalis en muestras de: a) Agua de inyeccién, b) Agua de formacién

lavada y filtrada

Comportamiento de fases

Se analiz6 el comportamiento de la mezcla generada con muestra de petréleo del
Pozo-01 y agua desionizada utilizando: Hidréxido de sodio, carbonato de sodio,
metaborato de sodio, tetraborato de sodio pentahidratado y tetraborato de sodio
decahidratado en concentraciones de 0.3, 0.6, 0.9 y 1.2 % peso, encontrando
emulsiones w/o. Se realizaron mezclas similares utilizando petroleo del Pozo-01
con agua de inyeccion, asi como metaborato de sodio y tetraborato de sodio
decahidratado en concentraciones de 0.05, 0.1, 0.2, 0.3, 0.6, 0.9 y 1.2 % peso

encontrando emulsiones w/o.

Al analizar el comportamiento de las mezclas, se identifica la formacion de
emulsiones de agua en petrdleo w/o. Este tipo de emulsiones se forman cuando
se produce una baja cantidad de tensoactivo natural y una alta fuerza idnica del

agua, con lo cual se corrobora que se tienen un numero acido bajo.
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En la Fig.6.5 se muestra las emulsiones formadas con petroleo del Pozo-01 y los

5 é&lcalis evaluados en una concentracion de 0.9 % peso.

5'

Figura 6.5 Emulsiones generadas al mezclar el petréleo con la disolucion de élcali al 0.9 % peso

En la Tabla 6.12, se muestra los valores de pH y conductividad obtenidos en las
soluciones alcalinas antes de propiciar la emulsion con petrdleo del Pozo-01. Se
puede entender que al incrementar la concentracién de alcali tanto el pH como la
conductividad aumentan, sin embargo, el hidroxido y carbonato de sodio
presentan un caracter mas basico, en comparacién al metaborato y tetraborato,
esto puede ser debido a que las concentraciones estan referenciadas en % peso y
debido a que el borato tiene un mayor peso molecular, por lo que hay menor

cantidad de alcali en estas soluciones.

Tabla 6.12 Valores de pH y conductividad para los diferentes élcali.

alcali\ % peso 0 0.3 0.6 0.9 1.2
pH 597 | 12.31 | 124 |12.39 | 12.42
A01
Conductividad
(NaOH) 0.017 | 12.24 | 34.24 | 14.46 | 22.66
[mS/cm]
A02 pH 597 | 11.05 |11.24 | 11.24 | 11.26

139

——
| —



alcali \ % peso 0 0.3 0.6 0.9 1.2
(Na,COs3) Conductividad
0.017 | 4.824 | 9.051 | 12.57 | 16.27
[mS/cm]
pH 597 | 10.22 | 10.29 | 10.32 | 10.35
A03 _
Conductividad
(NaBOy) 0.017 | 1.888 | 3.432 | 4.473 | 6.045
[mS/cm]
pH 5.97 9.18 9.18 | 9.22 | 9.25
A04 _
Conductividad
[Na,B4Os(0OH)4].5H,0 0.017 | 1.681 | 3.046 | 4.381 | 5.638
[mS/cm]
pH 5.97 9.21 9.21 | 9.22 | 9.24
A05 __
Conductividad
[NayB4Os(OH)4].10H,0 0.017 | 1.321 | 2.046 | 3.537 | 4.514
[mS/cm]

Tension interfacial

Se determind la tension interfacial de la solucién alcalina AO1 con muestra de

petréleo del Pozo-01 y agua desionizada, los resultados se muestran en la Fig.6.6,

donde se puede visualizar que para concentraciones mayores a 0.6 % peso se

genera una disminucién de tensién

interfacial

de casi

3 mN/m y para

concentraciones de 1.2 % peso, disminuye el valor de tensién interfacial en casi 6

mN/m derivado a la poca formacion de tensoactivos naturales.

eNaOH

35
33

31

29 —*

27

25
23

21

19

17

Tensién Interfacial mN/m

15

02 04 06

0.8

1

Concentraciéon % peso

1.2

14

Figura 6.6 Tension interfacial para una solucién de alcali-agua desionizada y petréleo del Pozo-01
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Comportamiento reoldgico

Para presentar el comportamiento reoldgico se midié la viscosidad para un rango
de velocidad de corte de 10 a 100 s™ a una temperatura de 30 °C para un alcali
AO0l1, como se ejemplifica en la Fig.6.7, donde se puede interpretar que la

incrementar la concentracion del alcali la solucidon es mas viscosa.

11

=0
. —=-0.05
=A=0.1
=>=0.2
—=0.3
—0-0.6

0.9

0.7 1.2

10 ) 100
Velocidad de corte (1/s)

Viscosidad (cP)

Figura 6.7 Comportamiento reoldgico con respecto al incremento de alcali.

Los valores de viscosidad para las emulsiones formadas con muestras de petréleo
del Pozo-01 con una alcali AO1 a T=30 °C, que se muestran en la Fig. 6.8,
presentan un incremento en viscosidad comparado con la disolucién alcalina, la

mayor viscosidad fue registrada para una concentracion de 0.1 % peso.

40
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Figura 6.8 Comportamiento reolégico a diferente concentracién de éalcali.
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6.2.3. Tensoactivos
En la Tabla 6.13 se muestran la lista de los tensoactivos de productos comerciales
y desarrollados por la FQ-UNAM evaluados, que fueron de caracter: no ionico,

cationico, aniénico, zwitterionico y mezclas.

Tabla 6.13 Tensoactivos utilizados en la evaluacién experimental

ID Caracter ID Caracter ID Caracter
TO1 No iénico T16 Cationico T31* Cationico
TO2 Aniodnico T17 Cationico T32* Cationico
T03 | Zwitteridnico T18 Catidnico T33* Catidnico
TO4 Cationico T19 Cationico T34* Anibnico
TO5 No i6nico T20 Cationico T35* Anibnico
TO6 No i6nico T21 Catidnico T36* No ioénico
TO7 No iénico T22 Zwitteridnico T37* Mezcla
TO8 No i6nico T23 Cationico T38* Mezcla
TO9 Anidnico T24 Catidnico T39* Mezcla
T10 Anidnico T25 Catidnico T40* Mezcla
T11 | Zwitteridnico T26 Cationico T41* Mezcla
T12 Anidnico T27 Catibnico T42* Mezcla
T13 Anibdnico T28* Catidnico T43* Mezcla
T14 Cationico T29* Cationico
T15 Catibnico T30* Catibnico

*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Los productos descritos anteriormente ya pasaron las pruebas de precipitacion y
turbidez a temperatura ambiente o a la temperatura de 70 °C, evaluados en agua
congénita. En la Tabla 6.14 se presenta a manera de resumen los 43 tensoactivos

gue seguiran el proceso de evaluacion.
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Tabla 6.14 Tabla resumen de los tensoactivos.

. tensoactivos
Caracter .
preseleccionados
Aniénico 7
Catibnico 20
No iénico 6
Zwitterionico 3
Mezclas 7
Total 43

Si alguno de los productos presentan turbidez a temperatura ambiente, se
sometan a un calentamiento de T=70 °C durante 45 minutos si se mantiene la
turbidez el producto es descartado, si la turbidez desaparece continia con la
evaluacion del producto. En la Fig. 6.9 (a) se muestra un ejemplo de una soluble
sin precipitados, la Fig. 6.9 (b) una mezcla con turbidez y Fig. 6.9 (c) una mezcla
con precipitados.

(o)

Figura 6.9 Precipitacion y turbidez con tensoactivos

A continuacion se muestran algunas imagenes de la evaluacion de compatibilidad.
Los productos TO8 Fig.6.10 (a) y TO36* Fig. 6.10 (b) no presentaron turbidez ni
precipitados considerando el barrido de salinidad, la salinidad se encuentran en

orden creciente de izquierda a derecha, de 0 a 100,000 ppm de NaCL.
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0 20,000 40,000 60,000 80,000 100,000

Figura 6.10 Compatibilidad del (a) TO8 y (b) TO36*
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

En la Fig. 6.11, se muestra la evidencia fotografica para la evaluacion del
tensoactivo T32* a una concentracion de 0.2 % peso, a temperatura ambiente
usando soluciones de NaCl en un barrido de salinidad de 20,000-100,000 ppm con

agua de inyeccion.

20,000 ppm 40,000 ppm 60,000 ppm 80,000 ppm 100,000 ppm

Figura 6.11 Compatibilidad del tensoactivo T32* en un barrido de salinidad
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Al evaluar las soluciones a temperatura de 92 °C para el tensoactivo T32* a una
concentracion de 0.2 % peso, en un barrido de salinidad de 20,000-100,000 ppm,
como se puede observar en la Fig.6.12, posterior a ser sometido a una
temperatura de 92 °C, se observa que el producto es soluble y no presentaria
precipitados a la temperatura de trabajo.
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20,000 ppm 40,000 ppm 60,000 ppm 80,000 ppm 100,000 ppm

Figura 6.12 Tensoactivo T32* posterior a ser sometido a 92 °C, en un barrido de salinidad
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Para la prueba del comportamiento de fases, se evalla después de un tiempo de
reposo de aproximadamente tres semanas. En esta etapa se realizaron las
evaluaciones de comportamiento de fases de tensoactivo al 0.2 % peso en agua
desionizda, buscando un comportamiento de fase tipo | y descartando aquellos

que no presenten ese comportamiento.

De los tensoactivos analizados no todos muestran la misma forma de la emulsion,
esto depende de la estructura del tensoactivo evaluado, en este caso sélo fueron
seleccionados para las siguientes pruebas los que mostraron un comportamiento

de fase tipo .

La medicion de tension interfacial permite seleccionar los tensoactivos que
generen una menor tension interfacial entre el agua y el petroleo, para valores
mayores de tension de 1 mN/m se utiliza el método de gota ascendente, mientras

que para valores menores se utiliza el método de gota giratoria.

Utilizando una muestra de petréleo del Pozo-01 con agua desionizada, en la Fig
6.13 (a) se muestra un ejemplo de medicion de gota ascendente con un
tensoactivo T0O3, mientras que en la Fig 6.13 (b) se muestra un intento de medicion
de gota ascendente para el tensoactivo T06, sin embargo, al tener una tensién
interfacial menor a 1 mN/m no es posible de medir por este método, por tanto, fue
necesario ser medido por gota giratoria Fig. 6.13 (c), es el método utilizado para

tensiones menores a 1 mN/m.

145

——
| —



(a)

T03 TO6

T06

(b) (c)

Figura 6.13 Medicién de tensién interfacial agua-petréleo para tensoactivos

En la Fig. 6.14 se muestra los resultados de tension interfacial obtenida al utilizar

algunos tensoactivos con la muestra del Pozo-01 y agua desionizada, con una

concentracion de 0.2 % peso.

1.6
1.4
1.2
10
0.8
0.6
0.4
0.2
0.0

Tension Interfacial (mMN/m)

Tensoactivos al 0.2 % peso

|

¥*8¢l [T

<01 I
ATEL
«€EL [0

*VEL

*8EL [

«BEL

0Vl T

TeL fm
zzl |
ezl

«IPL [

vel

Gcl =
9cL

NCYA R

0cl ==
PRA N

Tyl
«EYL I

Figura 6.14 Medicion de tension interfacial afectada por el uso de tensoactivo
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Del total de los 43 productos analizados, solamente 31 (72 %) presentaron un

valor de tension intrefacial menor a 2 mN/m con agua desionizada. En la Tabla

6.15 se muestra los resultados obtenidos y el comportamiento de fases generado.

De los 31 productos, el 35 % presentaron un comportamiento de fases tipo I, el
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26% con comportamiento de fases tipo Il y el 39 % un comportamiento de fases

tipo 3.

Tabla 6.15 Tension interfacial y comportamiento de fases de los productos evaluados

D TI Comportamiento D TI Comportamiento
(mN/m) de fases (mN/m) de fases

TO1 | 0.5371 Il T25 0.1085 1l
TO4 | 1.2270 Il T26 0.3871 1l
TO6 | 1.0201 Il T27 0.1182 1
TO7 | 0.8047 Il T28* | 0.1803 I
T10 | 1.4912 1 T29* | 0.1877 I
T11 | 0.2596 Il T30* | 0.0825 I
T13 | 0.2124 I T31* | 0.1385 Il
T14 | 1.1361 I T33* | 0.0641 I
T15 | 0.1312 1l T34* | 0.1010 Il
T17 | 0.165 I T38* | 0.1614 1
T18 | 0.2424 1 T39* | 0.2284 I
T20 | 0.1224 [l T40* | 0.1382 I
T21 | 0.2013 [l T41* | 0.1594 1
T22 | 0.4811 Il T42* | 1.1710 I
T23 | 0.5618 [l T43* | 0.0893 I
T24 | 0.1569 [l

*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Como se describi6 anteriormente, se preseleccionan los productos que

presentaron una tension interfacial menor a 2 mN/m y una fase tipo .

En la Fig. 6.15 se muestra el comportamiento de fases para una muestra de
petréleo del Pozo-01, agua desionizada a temperatura ambiente de los

tensoactivos: (a) T32* (b) T42*, como se puede observar en ambos casos se
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cumple con la condicién de generar un sistema de Winsor tipo I, después de haber

sido sometidos a una temperatura de trabajo.

Figura 6.15 Comportamiento de fases para tensoactivos: (a) T32* (b) T42*
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

A continuacién, se realiza la medicion de tension interfacial y definicion del
comportamiento de fase a través de un barrido de salinidad y agua de inyeccion a
22 °C, con el objetivo de determinar los tensoactivos que generan un sistema tipo
[Il'y una tensidn interfacial menor a 0.03 mN/m. En la Tabla 6.16 se muestra los

resultados obtenidos con algunos tensoactivos.

Tabla 6.16 Comportamiento de fase y tension interfacial considerando un barrido de salinidad.

D i:j::cs; 20,000 ppm | 40,000 ppm | 60,000 ppm |80,000 ppm | 100,000 ppm
TI CF TI CF TI CF TI CF TI CF| TI CF
TO1 | 0.4157 | 1l | 0.4946 | Il | 0.4852 | Il | 0.4148 | 1l |0.4345 | Il |0.4462| |l
TO4 | 01643 | | |1.0743| | |08671| | |0.7269 | | |0.7506 | | | ----- I
T14 | 0.2767 | | | 05580 | | |[03247 | | [0.1520 | | |0.1605| | |{0.1791| |
T28* | 04957 | | [ 04985 | | | 04846 | | |0.3913 | | |0.4547 | | |0.4665| |
( 148 |




D i:‘j::cii 20,000 ppm | 40,000 ppm | 60,000 ppm |80,000 ppm | 100,000 ppm
Tl CF Tl CF Tl CF Tl CF Tl CF| TI CF
T29* | 06148 | | | 04246 | | | 0.5275 | | 0.539 | 105136 | | |0.4356| |
T30* | 0.1010 | | |0.1529 | | |0.0619| | |0.1025| | |0.0675| | |0.0646| |
T33* {01481 | | (02112 | | | 0.1254 | | | 0.0693 | | |0.0695| | [0.0749| |
T39* | 0.0260 | | |0.0264 | | |0.0206 | I |0.0135| I |0.0136 | | |0.0128| |
T40* | 0.0121 | | |0.0095| | |0.0061| I |0.0079| | |0.0057 | | |0.008 | |
T42* | 0.0034 | Ill | 0.0842 | | | 0.0858 | Ill | 0.0667 | Il | 0.0027 | Il | ----- 1l
T43* | 00501 | | [ 00686 | | |0.0847 | I |0.0802| I |0.0953| | [0.0809| I

*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Posterior a las pruebas anteriores, en la Fig. 6.16 se presenta un ejemplo para
determinar la evaluacion del tensoactivo T42*, a una concentracion de 0.2 % peso,
a temperatura ambiente en una barrido de salinidad de 20,000-100,000 ppm, en
una relacion de volumen 50:50 con muestra de petroleo del Pozo-01 , posterior a

ser sometido a 92 °C durante una semana.

|
» | ~. '. '

20,000 ppm 40,000 ppm 60,000 ppm 80,000 ppm 100,000 ppm

Figura 6.16 Prueba de comportamiento de fases en un barrido de salinidad del tensoactivo T42*.
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

Como se puede observar en la Fig.6.17 al utilizar diferentes tensoactivos,
considerando muestras de petroleo del pozo Pozo-01 y agua de formacion a

temperatura de yacimiento, para los cuales antes de la utilizacion de tensoactivos,

149

——
| —




se tenia una tension interfacial en promedio de 30 mN/m, se logré obtener valores

ultrabajos de tension interfacial, sin embargo, sélo el tensoactivo T42*, logré un

sistema tipo .
0.7 0.11 -
= a 01 44 (b)
£ 0.6 @ o |
2 £009 |
Eos € 0.08 -
© = 1
5 0.4 L | | E: 0.07
£ 8006 -
E 0.3 — 9_'2 0.05 -
So02 H —— - = 004 -
@ 0 0.03
c %)) 1 r
801 «~’» - |_| 5002 |
'_ 1 !
gl B H NN NN N 0.01 || _—
4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 4 0 S
o o = N N w w w B B »
PR R 9 Q @ @ QR G T30*  T39*  T40*  T42*  T43*

Figura 6.17 Seleccion de tensoactivos considerando la reduccion en la tension interfacial
*Producto desarrollado por la FQ-UNAM.

6.2.4. Polimero
En la Tabla 6.17 se muestran los polimeros utilizados en el andlisis, se utilizaron

polimeros comerciales y los desarrollados en la FQ-UNAM.

Tabla 6.17 Lista de polimeros utilizados en la evaluacién experimental

ID Tipo de polimero
PO1 Copolimero de acrilamida ultra alto PM
P02 Terpolimero de acrilamida alto PM
P03 Poliacrilamida parcialmente hidrolizada
P04 Copolimero de acrilamida
P05 Hidroxietilcelulosa
P06 Terpolimero de acrilamida
PO7 HEC medio peso molecular
P08 HEC alto peso molecular
P09 HEC bajo peso molecular
P10 Carboximetil Celulosa
P11 Hidroxipropilguar

150

——
| —



ID Tipo de polimero
P12 Goma Guar
P13 Copolimero derivado de 6xido de etileno/propileno
P14 Polimero derivados de éteres de celulosa
P15 Carboximetil Hidroetil Celulosa
P16* Copolimero de acrilamida
P17* Terpolimero de acrilamida

*Producto desarrollado por FQ-UNAM

En la Tabla 6.18 se muestran los resultados de solubilidad de algunos polimeros,
de los 17 polimeros analizados, 12 fueron descartados por problemas de
solubilidad, quedando 5 polimeros candidatos para evaluar su comportamiento

reologico a 30 °C

Tabla 6.18 Resultados de solubilidad y estabilidad térmica para los polimeros

Solubilidad @Tamb Estabilidad térmica @ 92 °C

ID Agua de Agua de Agua de Agua de

formacién inyeccién formacién inyeccion
P01 s Sl NO No
P03 S Sl Sl Sl
PO7 s sl NO No
P14 NO sl NO No
P16* Sl Sl SI Sl
P17* s sl Sl sl

*Producto desarrollado por FQ-UNAM

Una vez definida la solubilidad a temperatura ambiente, tanto en el agua de
inyeccion y de formacion se determino el comportamiento reolégico a 30 °C con
disoluciones al 0.5 % peso en un intervalo de velocidades de corte de 0.1 s a 200

s. En la Fig. 6.18 se muestra el comportamiento de la viscosidad utilizando
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poliacrilamida parcialmente hidrolizada referente al agua de inyeccion y agua de
formacion, para ésta Ultima se muestra un comportamiento mas estable de

viscosidad a las diferentes velocidades de corte.

100

%0 | (a) 188 ] (b)
80 1 80 -
g 70 % 70
5 60 - 5 60 -
g S0 - S 50 -
8 40 - 8 40 -
S 30 2 30
20 - > 20 -
10 - 10
0 T : ) 0 T T .
0.1 1 10 100 0.1 1 10 100
Velocidad de corte (1/s) Velocidad de corte (1/s)

Figura 6.18 Grafica de la viscosidad contra velocidad de corte para una disolucién de polimero P03

con: (a) agua de inyeccion y (b) agua de formacién

Considerando los polimetros sintetizados en la FQ-UNAM, como se muestra en la
Fig.6.19 con agua de inyeccion se muestra que se obtiene una mayor viscosidad
con los terpolimeros.

40 -

N

o
~—~
O
~—

35 . (a) *P16* as P17+
30 230
o L .
S 25 A 5 25 .
c °
B 20, 220 %,
2 15 915 °'o.-..
3 @ o.oo.......-
S 10 4 > 10 '-Oo.......
5 5
0 T T 1 0 T T 1
0.1 1 10 100 0.1 1 10 100
Velocidad de corte (1/s) Velocidad de corte (1/s)

Figura 6.19 Grafica de la viscosidad contra velocidad de corte para disoluciones con agua de
inyeccidn de: (a) copolimeros y (b) terpolimero.
*Producto desarrollado por FQ-UNAM

Una vez determinado el comportamiento de modificacion de la viscosidad con la
adicién de polimeros se realiz6 la estabilidad térmica se prepararon disoluciones

de polimeros al 0.5 % con agua de formacidon y agua de inyeccién. Las
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disoluciones generadas fueron colocadas en un horno (Memmert) a 92 °C durante
3 meses, posterior al tiempo se observé la muestra que no generar precipitados

después del calentamiento y posteriormente se midio su viscosidad.

De los polimeros comerciales evaluados la poliacrilamida parcialmente hidrolizada
permanecio estable a condiciones de temperatura y salinidad durante tres meses,
en la Fig. 6.20, se muestra el comportamiento de la viscosidad antes y después de
ser sometido a 92 °C, con lo cual, se puede observar que se degrado a elevada
temperatura, se prepard una disolucion con agua de formacion a 0.5 % peso y se
midi6é a 30 °C.

70
60 W
o
S50
2 40
°
»n 30
(@]
320
=10
0

0.1 1 10 100
Velocidad de Corte (1/s)

® tiempo cero

tres meses después

Figura 6.20 Viscosidad contra velocidad de corte del polimero poliacrilamida parcialmente

hidrolizada en agua de formacién al 0.5 %.

Evaluando los polimeros desarrollados en la FQ-UNAM, el copolimero de
acrilamida y sal de AMPS P17*, no precipitd ni en agua de formacién, ni agua de
inyeccion después de estar sometido a 92 °C, en la Fig. 6.21 se muestra la grafica
de viscosidad de una disolucién al 0.5 % peso antes y después de ser sometido

por tres meses a 92 °C.
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tiempo cero
@ tres meses despues

.... .
oo

1 10 100
Velocidad de corte (1/s)

Figura 6.21 Viscosidad contra velocidad de corte para el copolimero de acrilamida y sal de AMPS

medido a 30 °C en agua de formacion.

Como se observa en la figura anterior, a pesar de que el polimero P17*, presento
cierto nivel de degradacion posterior a ser sometido por 3 meses a 92 °C, logro

mantener una viscosidad cercana a los 10 cp para una velocidad de corte de 10 s
1

6.3. Seleccion de productos quimicos.

En este capitulo se describié el procedimiento experimental utilizado para la
evaluacion de productos quimicos considerando los fluidos y propiedades del

yacimiento en estudio, para lo cual se realizan el siguiente analisis.

Considerando la inyeccion de productos alcalinos es importante tener presente la
mineralogia de la roca (yacimiento) y propiedades de los fluidos desplazantes y a
desplazar, por tanto, considerando que en la evaluacion experimental las muestras
de petréleo analizado dieron un valor inferior a 0.3 mg KOH/g que al considerar lo
explicado en el capitulo 5 el valor minimo para que exista una reaccion entre el
petréleo y el alcali es de 0.3 mg KOH/g, esto también fue confirmado que al

evaluar la tension interfacial posterior a la reaccién con el alcali solo se logré una
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pasando de una tension interfacial de 31 mN/m a 24 mN/m, derivado a lo anterior

no se considera que impacte positivamente la inyeccion del alcali.

Tomando en cuenta los tensoactivos de los productos que fueron evaluados se
logré identificar un grupo de quimicos que generan valores bajos de tensién
interfacial, ademas al momento de calcular el niamero capilar (descrito en el
capitulo 3) se observa un incremento importante en el valor, o que se asocia a
disminucién de petroleo residual. La comparacién del nUmero capilar es mostrada
en la Fig.6.22, en la cual para el caso Inicial refiere a una mezcla sin el uso del
tensoactivo, mientras que los demas calculos son referentes a diferentes

productos, siendo el T42* el que mayor namero capilar refleja.

Numero Capilar
1.00E-02
]
1.00E-03 =
|
|}
1.00E-04 -
[] | ]
[ L "
1.00E-05 "
1.00E-06
|
1.00E-07 : : : : : : : : : : ‘
Inicial T29* T28* TOL T14 T04 T33* T30* T43* T39* T40* T42*

Figura 6.22 Determinacién de namero capilar con diferentes mezclas
*Producto desarrollado por FQ-UNAM

Considerando la figura anterior, se encontr6 una formulacién de tensoactivo

adecuado a las condiciones de los fluidos del yacimiento de estudio.

De la evaluacion de los polimeros es importante considerar la estabilidad para la
temperatura del yacimiento, por tanto, para los polimeros que mostraron
solubilidad fue evaluada su estabilidad térmica por un periodo de tres meses a
condiciones de temperatura del campo en estudio y derivado de lo anterior

solamente se encontré el terpolimero de acrilamida P17* en cual presento
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estabilidad térmica ya que posterior al tiempo de evaluacion se midieron valores
cercanos a los 6 cp. La importancia del polimero sera que al incrementar la
viscosidad del fluido desplazante y por tanto, se espera que puedan ser

desplazados bancos de petréleo remante.

Una vez descartados productos que no generan los resultados esperados o
problemas de compatibilidad se tienen productos quimicos seleccionados y
validados a través de pruebas experimentales, los cuales podrian ser candidatos

para evaluarse en una prueba piloto.

Para esta investigacion no se tuvo disponible un ndcleo del campo en estudio, sin
embargo se realizaron pruebas de desplazamiento en un nucleo (3.81 cm de
didmetro y 6 cm de longitud) de un campo analogo (carbonatos), se realiz6 una
prueba de desplazamiento con agua de inyeccion y otra con tensoactivo T42*,
considerando muestra de petréleo del Pozo-01, la concentracion del tensoactivo
inyectado es de 0.1 % peso, como se presenta en la Fig.6.23 se muestra el
comportamiento de desplazamiento con agua y considerando el desplazamiento
con tensoactivo, es importante destacar que se obtiene un incremento del petréleo
recuperado al desplazar con el producto quimico. Es importante resaltar que los
resultados mostrados son obtenidos en laboratorio con una muestra de nucleo de
un campo analogo, sin embargo, se busca mostrar que al desplazar con
tensoactivos se puede obtener una disminucién de la saturaciéon de petréleo
residual comparado contra si solamente se desplazara con agua de inyeccion,
también se debe enfatizar que una prueba de laboratorio presentara resultados
mas satisfactorios (al ser una prueba de desplazamiento con parametros
controlados) que al momento de llevarlo al campo, por tanto esto se debe de

considerar al disefiar una prueba piloto.
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Factor de recuperacion

S 02 —m—Desplazamiento con agua de inyeccion

© —e—Desplazamiento con tensoactivo

w 0.1 - -

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1 1.2 1.4 1.6 1.8 2
Vp inyectado

Figura 6.23 Factor de recuperacion con desplazamiento con agua de inyeccién y tensoactivo
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7. Conclusiones/recomendaciones.

Poza Rica es un campo maduro el cual ha sido explotado por recuperacion
primaria y secundaria, sin embargo bajo las condiciones actuales de explotacion,
la produccion de petroleo ha disminuido de manera considerable, mientras que la
produccién de agua ha incrementado, por tanto fue necesario buscar un método
de recuperacién mejorada que permitiera incrementar la producciéon de petroleo y

disminuir la produccién de agua.

Como se describid en la introduccion, esta investigaciéon busco identificar un
método de recuperacidon mejorada aplicable al campo Poza Rica, tomando en
cuenta las caracteristicas del yacimiento e instalaciones superficiales asociadas a
la unidad de flujo 4 del Bloque A. Posterior a la seleccion del método, se busco a
través de una evaluacion experimental sustentar la aplicacién en base a pruebas

con los fluidos del yacimiento.

Considerando las bases y rangos de aplicacion de los métodos, asi como las
caracteristicas del sistema roca-fluidos del campo de estudio, se definid que los
métodos térmicos no son adecuados debido al tipo de petréleo que se tiene el
campo. Al analizar la inyeccion de gas, se identific6 que la heterogeneidad del
yacimiento puede reducir el petréleo recuperado asi como presentar problemas de
movilidad en el desplazamiento, considerando las instalaciones superficiales se
requeriria la construccion de ductos para el transporte de gas lo que presentaria
un riesgo para la poblaciéon debido a que se encuentra bajo el area urbana.

Debido a que el campo Poza Rica ya cuenta con una red de inyeccion de agua y
con fundamento en las caracteristicas del sistema roca-fluidos, se puede concluir
gue los métodos quimicos cumplen con los rangos de aplicacion, también se
considera que los efectos de la heterogeneidad pueden ser mitigados con el uso
de polimeros, por lo que la aplicacion de productos quimicos es la opcidn mas

viable como método de recuperacion mejorada.
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El alcali debido al numero acido obtenido del andlisis petréleo, no presenta una
generacion de tensoactivos naturales importantes y su impacto es minimo en el
cambio de tension interfacial, ademas que genera emulsiones de agua en

petréleo, por tanto no se considera recomendable su aplicacion.

En las pruebas de laboratorio se logré6 encontrar un tensoactivo que lograra
disminuir el valor de tension interfacial a valores ultrabajos, con lo cual se obtiene
un incremento en el numero capilar, por tanto se espera incrementar el petréleo

recuperado.

Se encontr6 un polimero resistente a la degradacion térmica y de salinidad, con el
cual se pretende busca mejorar la eficiencia areal y vertical de desplazamiento,

esto es importante debido a que el yacimiento presenta heterogeneidad.

Como un resultado de los experimentos se define que la aplicacién del tensoactivo
y polimero son compatibles con el agua que se maneja en el campo, por tanto no
se requeriria de una planta de tratamiento de agua para migrar de las pruebas de
laboratorio a un programa de inyeccién en una prueba piloto.

Recomendaciones

Durante el desarrollo de esta investigaciébn no se conté con nucleos del campo
para realizar las pruebas correspondientes, por tanto, para una investigacion
futura se pueden realizar las pruebas de los productos quimicos identificados en
los ndcleos y posterior aplicaciéon en prueba piloto para evaluar los efectos del

método quimico en el yacimiento.

Es importante definir que al inyectar un polimero se incrementara la viscosidad del
fluido desplazante, por tanto, se considera que un patron de arreglo normal de

inyeccion es el mas apropiado.
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Nomenclatura

Wigt

Winy

BN
BH
BM
Vpp
CL

CMC

Qa

Qg

dp

East

Ep

Aceleracién de la gravedad (cm/s2)
Acumulada de agua inyectada a al surgencia.
Agua inyectada acumulada [bbl]

Altura del liquido [cm]

Angulo de contacto

Bombeo neumatico

Bombeo hidraulico

Bombeo mecéanico

Coeficiente de Dykstra-Parsons [ ]
Coeficiente de Lorenz [ ]

Concentracion micelar critica

Datos totales

Densidad del agua [gr/cm3]

Densidad del gas [gr/cm3]

Diametro del glébulo[cm]

Eficiencia areal de barrido

Eficiencia de barrido areal a la surgencia

Eficiencia de desplzamiento
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Ewt
EV
FR
Bo
FL

fw

Qw

Qo

Ot
Mbpd
MMbbl

Nc

ppm

Ko

pb

Sw
So

Soi

Eficiencia vertical de desplzamiento
Eficiencia volumétrica

Factor de recuperacion

factor de volumen del petréleo [bbl/STB]
Fluyente

Fraccion de agua en el flujo [ ]

Gasto de agua de flujo [bpd]

Gasto de petréleo de flujo [bpd]

Gasto total de flujo [bpd]

miles de barriles por dia

Millones de barriles

Numero capilar [ ]

Partes por millén

Permeabilidad efectiva al agua [mD]
Permeabilidad efectiva al petréleo [mD]
Presién de burbuja [psia]

Radio del capilar [cm]

Relacion de movilidad

Saturacion de agua [fraccion]
Saturacion de petroéleo [fraccion]

Saturacion inicial de petroleo al inicio del desplazamiento [fraccon]
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Hw
Ho
Vp

Vr

Tension interfacial

Tension superficial entre gas y agua [mMN/m]
Tension superficial entre petroleo agua
Velocidad [m/s]

Viscosidad del agua [cp]

Viscosidad del petréleo [cp]

Volumen de poro [cm3]

Volumen de roca [cm3]
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Apéndices

A. Series homologas de los hidrocarburos

Se describe a una familia de quimicos organicos que tiene una estructura

molecular similar y propiedades fisicas clasificadas.

Tabla A. 1 Clasificacion de hidrocarburos

Hidrocarburo Descripcién Ejemplo

Tiene una formula general C,Hz,4,, SON
nombrados por la combinacion del prefijo
(denota el numero de atomos de carbén) y el
sufijo  “ano”, también  son llamados H H H
hidrocarburos saturados por que los atomos H—l%

de carbon estan unidos a la maxima cantidad H

de hidrégenos posibles, también son llamadas
Alcanos parafinas de  hidrocarburos. Estan
conformados por cadenas y/o ramificaciones. n-butane
Su nombre se conforma a través de la
nomenclatura IUPAC. Los primeros 4 alcanos
son gases, los siguientes 13 son liquidos y
después del componente 18 son sdlidos a
temperatura y presion normal. Quimicamente

son particularmente no reactivos

También son llamados hidrocarburos no
saturados u oleofinos, tienen una formula |'| H H
general C,H,,, contienen enlaces dobles, | | |
para nombrar los alquenos se utilizan los H"{f—c=':
mismos prefijos que los alcanos y la H I!I

terminacion es “eno”. El nombre de las
prapene

(propylene)

Alifaticos Alguenos | estructuras se forma a travées de la
nomenclatura de IUPAC, los enlaces carbon-
carbon no satisfacen la unién de angulos de CHy—CH=CH,
109.5°, esto indica que los dobles enlaces
tiene menor estabilidad que los enlaces
simpes siendo mas reactivos que los alcanos,

la reaccion de los alquenos implica la ruptura

del doble enlace en enlace simple.
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Hidrocarburo

Descripcion

Ejemplo

Alquinos

El rasgo distintivo de esta estructura es el
triple enlace del carbon-carbén, tienen una
formula general C,H,,_,, su nombre se
construye de manera similar a los alcanos
solo se reemplaza el sufijo por “ino”, tiene
propiedades fisicas similares a los alcanos y
alquenos pero son los mas reactivos siendo
quimicamente mas inestables que los de
enlace simple, pero menos inestables que los
de doble enlace, las reacciones quimicas los

llevan a un enlace doble o un enlace simple.

[|:H:
CH=C- -(li— CHa
CH;

3,3-dimethyl -1- bubyne

Alifaticos

ciclicos

Tiene estructuras en anillo, los ciclo-alcanos
también son conocidos como naftenos o ciclo-
parafinas, son anillos saturados con una
formula general C,H,,, misma formula que los
alquenos pero la configuracion en su
estructura difiere completamente, asi como
sus propiedades fisicas y quimicas, su
nombre se conforma por el prefijo ciclo y el
nombre del alcano en funcién el nimero de
atomos, también pueden ser representados

por figuras geométricas.

1, 3-dimethylcycishaxane

Aromaticos

Los aromaticos incluyen el benceno vy
componentes de comportamiento quimico
similar a este. El benceno es Unico con
respecto a sus enlaces de carbén-carbén, no
siguen la teoria de los enlaces covalentes. El
benceno es una molécula plana con 6 atomos
de carbén arreglados en una anillo hexagonal,
tres enlaces dobles, el angulo de sus enlaces
es de 120°, su estructura es muy estable mas
que la de los enlaces dobles. Tienen olores

desagradables, son bastante toxicos.

CH,CHy

ethylbenzene
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B. Ecuacion de flujo fraccional

El desarrollo de la ecuaciéon de flujo fraccional se atribuye a Leverett (1941).
Considerando dos fluidos inmiscibles como agua y petroleo el flujo fraccional, fw (o
cualquier fluido de desplazamiento inmiscible), es definida como el gasto de flujo

de agua dividido entre el gasto de flujo total. (Tarek, 2006).

£ = Gw _  Qw e (B.1)

dc 9w T Qo
Considerando flujo en estado estacionario de dos fluidos inmiscibles (petroleo y
agua) a través de un medio poroso con un angulo de inclinacion, considerando un
sistema homogéneo la ecuacion de Darcy puede aplicarse a los dos fluidos, el

esquema se muestra en la Fig.A.1:

Figura A. 1. Esquema de flujo

Como se observa en la figura anterior, se considera el desplazamiento de petréleo
por agua en un bloque inclinado, considerando que tiene un area de seccion
transversal uniforme “A”. La ecuacién de Darcy expresada para petréleo y agua se

describe a continuacion:

k,A 0P, ] e (B.2)
o S T 9Po sin(a)

Qo = —
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Considerando que la presion capilar Pc es la diferencia de presion de la fase no
mojante menos la mojante, obteniendo la diferencial con respecto a x (direccion

del flujo), nos queda la siguiente ecuacion:

P, 0P, 0P,

e e e B.4
Jdx OJx Ox B.4)
Despejando las ecuaciones 2 y 3 en términos de las parciales de la presién
% _ qolo B sin() s (B.5)
ox _ k,A _ 9Pe
aﬁ _ Quwlhw 3 sin(q) s (B.6)
ox  k,A 9Pw
Sustituyendo las ecuaciones 5y 6 en 4, tenemos lo siguiente:
dF; QoMo Qwhw
— = — — i e - IN(A) | oo B.7
X ka4 9P sin(a) ( ka4 9Pw sm(d)) (B.7)
Agrupando la ecuacion 7 y definiendo que Ap = p,, — p,, tenemos
0k, Qolo | Qwhw
—_— = i — IN(A) e B.
% kA + ko A + gpw sin(a) — gp, sin(a) (B.8)
oP,
¢ _Joto + Twhw F+ gApSIN(@) e (B.9)

9x  k,A @ k,A
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Considerando que q; = q, + g, Y despejando en término de gasto de petréleo

Qo = Qt — Quy  weenereemenmenenee e

Considerando la ecuacion 10 en 9, tenemos

0F:  (qc — qwllo | Gwhw

— + + gAPSIN(@)  ceoeii

ox k,A k., A

oF, delto  Qwlo . qwhw
_ - _ Ap si
ox = koA kA k4 T9hpsn(@®

Arreglando la ecuacion 12

oF; delo Aw\ (Ko | Hw
P gapsin(@) = 282 4 () (B2 BY
ax ~9hpsin(@) = =3 +(A) Tk,
Multiplicando la ecuacion 13 por :‘;A, tenemos
tHo

qtlo Qeto/ N A7 \k,

Arreglando la ecuacion 14

kOA) [aPC . qW kO ILLW
——gA sm(a)] = (—) (1 + ——) -1
(qtuo ox g°p q¢ o K

qw ko uw> (koA> dF; .
1+ 2 = —<_gA 1
(qt>( +uo ky, qeto) Lo 9 psina)] +

Despejando la ecuacion 17
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(k"A) %—gAp sin(a)| = -1+ (kOA) (CI_W) (li—o"‘

koA ) [OPC . qw\ (ko\ (Ko = Hw
— — gApsin(a)| = (—) (—) (— + —) -1
<Qt:uo ax g p Qt Uo ko kw
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(‘LW) _ (%) [% —ghp Sin(a)] +1

............................................. B.18
q: (1 + &u_w) ( )
Ho Ky
Considerando la ecuacion 1y la ecuacion 18:
(k"A) [% — gAp sin(a)] +1
Qw qitlo ax
£, = (—) L N (B.19)
q: (1 + &,LL_W)
o kew

La ecuacion 19 representa el flujo fraccional para el desplazamiento de petroleo

por agua en una dimension.

El efecto del término del gradiente de presién capilar puede ser representado

mediante la siguiente expresion

oF, _ dP. as,
ax _dSW aX .............................................

El termino de dP./dx, es siempre positivo por tanto la presencia de este término
aumenta el flujo fraccional de agua. . Cuantitativamente, es dificil tener este valor
disponible ya que aunque tengamos el valor de la curva de presion capilar, el perfil
de saturaciéon de agua es desconocido La distribucién de saturacién de agua es
mostrada en la figura (b), el diagrama muestra que existe un frente de flujo o frente
de choque, donde hay una discontinuidad en la saturacion de agua que aumenta
bruscamente de S,. a Sus, la saturacion de frente de desplazamiento. En este
frente de choque la ec. 19 tiene su maximo valor los derivados del lado derecho,
por tanto la dP./dx también es maxima detras del frente de desplazamiento hay un

aumento gradual en las saturaciones de S,s hasta el valor maximo de 1-Sq.En
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esta region es normalmente considerado que tanto la dP./dS, y dS,/dx son
pequefias y por tanto puede despreciarse en la ecuacion de flujo fraccional. (Dake,
1998)

Ademas al considerar un desplazamiento horizontal a=0, por tanto Sin (a)=0, la

ecuacion de flujo fraccional se puede expresar como:
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