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RESUMEN

La explotaciobn de los campos petroleros por comportamiento primario y
Recuperacion Secundaria por inyeccion de agua, en general deja cantidades
importantes de hidrocarburos remanentes que son retenidos por las fuerzas capilares
del medio poroso en que se encuentran. Las fuerzas viscosas e inerciales del agua
inyectada no son suficientes para vencer las fuerzas capilares debido a su baja
viscosidad, por lo que una opcién para mejorar la eficiencia de desplazamiento del agua
de inyeccion e incrementar la recuperacion final de hidrocarburos es agregar agentes
guimicos que tienen como objetivo principal incrementar la viscosidad del agua de
inyeccion y disminuir la Tension Interfacial agua-aceite, lo que da como resultado

frentes de desplazamiento uniformes y movilizacion del aceite remanente.

En el Activo Integral Cinco Presidentes de la Region Sur, algunos campos han
sido explotados por Recuperacion Secundaria con inyeccion de agua, por lo que se
cuenta con infraestructura instalada que sélo necesita ser modificada para la inyeccion
de agentes quimicos y continuar utilizando dicha infraestructura, por otra parte, se
tienen en cartera proyectos de inyeccion de agua en areas nuevas de los campos; en
base a las ideas anteriores y aplicando los criterios de escrutinio generales para elegir
un método de Recuperacién Mejorada se decidié como objetivo de este trabajo analizar
y definir la factibilidad de aplicacion del proceso de Recuperacion Mejorada por
inyeccion de Alcali, Surfactante y Polimero (ASP) en el Activo, eligiendo el Bloque A del

campo Ogarrio.

El Blogue A del campo Ogarrio es uno de los campos importantes del Activo, se
localiza en la porcion occidental del estado de Tabasco dentro de la provincia geologica
de las Cuencas Terciarias del Sureste. La estructura es un anticlinal alargado orientado
de Noroeste a Sureste formado por intrusion salina. La zona productora se encuentra
en la formacion Encanto a profundidades de 1500 a 2500 m y esta constituida por
secuencias de arenas-lutitas; los yacimientos se encuentran sellados en la parte

superior por cuerpos arcillosos y lateralmente por cambio de facies, acufiamientos,
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fallas y truncamiento con la sal. Las propiedades promedio de permeabilidad y
porosidad son 200 md y 22% respectivamente. La presion inicial fue del orden de 290
kg/cm2 y la presion actual varia de 100 a 180 kg/cm2, con una temperatura del orden
de 87°C.

El 4rea del Bloque A es del orden de 18 km? y se le estimé un volumen original
de hidrocarburos de 732.7 mmbls, del cual se han producido 86.5 mmbls, lo que
representa un factor de recuperaciéon de 11.8%. La reserva remanente 3p al 1 de Enero

de 2008 se estima en 56.2 mmbls.

Debido al alcance del presente trabajo, el andlisis de factibilidad se efectud en
base a la teoria y experiencia obtenida de campo a través de la literatura técnica
consultada, pero principalmente en base a las mediciones directas de laboratorio que
son sugeridas como pruebas de escrutinio, y que se efectuaron con muestras de rocay

fluidos representativas del campo.

Las mediciones de laboratorio realizadas fueron principalmente determinaciones
del comportamiento reologico de las soluciones poliméricas, adsorcion de surfactante
por la roca del yacimiento, disminucién de la Tension Interfacial con soluciones alcalinas
y caracterizacion fisicoquimica del agua de inyeccién, agua de formacion y aceite del
yacimiento. Las determinaciones petrofisicas, analisis mineralégicos y pruebas de
desplazamiento por inyeccion de agua se tomaron de los informes existentes del

campo.
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En la actualidad la demanda de hidrocarburos en el mundo se ha incrementado y
se espera que en el futuro esta siga creciendo, por lo que es importante satisfacer dicha
demanda. Por esta razén es que los paises y compafiias productoras de hidrocarburos
se han fijado la meta de incrementar y/o mantener su produccion y reserva de petroleo;
una forma de conseguir este objetivo es la implantacibn de métodos de Recuperacion
Mejorada para incrementar los factores de recuperacion de hidrocarburos en los

campos maduros.

Las regiones petroleras de nuestro pais tienen muchos campos maduros que en
el mejor de los casos algunos pocos han sido explotados por recuperacién secundaria,
y en casos excepcionales se ha probado la Recuperacion Mejorada, sin que se llegue a
aplicar a escala de campo; por lo que aun se tiene cantidades considerables de
hidrocarburo remanente factible de ser explotado por algin mecanismo de

Recuperacion Mejorada.

Los campos petroleros que administra el Activo Cinco Presidentes han sido
explotados por comportamiento primario y por inyeccion de agua como método de
Recuperacion Secundaria, por lo que se cuenta con infraestructura instalada para
inyeccién de agua, y se tienen proyectos para continuar la inyeccién de agua en areas
nuevas de dichos campos. En este sentido se pensO en primera instancia en la
posibilidad de mejorar la eficiencia de desplazamiento del agua de inyeccion con la

adicién de agentes quimicos aprovechando la infraestructura instalada.

En general los métodos de Recuperacion Mejorada por inyeccion de agentes
Quimicos han sido desplazados y ubicados como ultima alternativa debido a su
complejidad y alto costo; sin embargo, en los ultimos afios ha surgido la alternativa de la
tecnologia ASP, la cual ha abierto una ventana de oportunidad a los métodos quimicos.
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La tecnologia ASP consiste en aprovechar la sinergia de la inyeccion combinada
de Alcali, Surfactante y Polimero para disminuir las fuerzas capilares responsables de la
retencion de los hidrocarburos en el medio poroso, mediante la disminucion de la
tension interfacial y el control de la movilidad del frente de desplazamiento. EI ASP
enfatiza el uso del alcali debido a que su costo es considerablemente menor que el del
surfactante; su funcién es interactuar con los compuestos acidos organicos del crudo
generando detergentes in situ que se combinan con los surfactantes inyectados
alcanzando valores de tension interfacial ultrabajos, ademéas de ser un agente de
sacrificio que ayuda a disminuir las pérdidas por adsorcion de los polimeros y
surfactantes. Las ventajas anteriores del alcali hacen de la tecnologia ASP factible de
ser aplicable debido a la disminucion en las cantidades de surfactante y polimero a ser
utilizado en un proceso de Recuperacién Mejorada lo que tiene un beneficio directo en

la disminucién del costo de operacion.

Aunque la bondad del alcali no se obtiene en todos los crudo; sélo algunos tipos
de crudos con cantidades suficientes de compuestos acidos organicos son idéneos para
reaccionar con el alcali y lograr las bondades anteriores. Por esta razon, se ha tomado
como objetivo de este trabajo analizar la factibilidad de aplicacion de la Recuperaciéon
Mejorada por inyeccion de Alcali, Surfactante y Polimero (ASP), en un campo petrolero
de la Region Sur, efectuando mediciones basicas en el laboratorio utilizando muestras
representativas de la roca y fluidos del yacimiento, que de forma rapida y econdmica
apoyen en la determinacion de continuar con un programa detallado de evaluacion del
ASP.
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Es aparente que en los ultimos afios, el descubrimiento de nuevos yacimientos
con grandes acumulaciones de hidrocarburos es menos frecuente, y que los
yacimientos descubiertos tiene como caracteristica comun que las profundidades y
costos de extraccidn son cada vez mayores. Todo parece indicar que la época de la

extraccion de hidrocarburos facil y a bajo costo ha concluido.

En promedio a nivel mundial el 65% de todos los volumenes de hidrocarburos
descubiertos permanece en el subsuelo, representando un reto para la ingenieria de
yacimientos incrementar los factores de recuperacion de los yacimientos mediante
técnicas mas sofisticadas de explotacion, como los métodos de Recuperacion

Mejorada.

Con el propoésito de presentar una alternativa de explotacion para los campos
gue han sido barridos con la inyeccién de agua, se hace una revision de la literatura
referente al mejoramiento de la eficiencia del barrido por agua con la adicion de

guimicos en particular de la mezcla ASP (Alcali, Surfactante y Polimero).
[I.1.- La Inyeccion de Agua.

La inyeccion de agua es el método de recuperacion secundaria usado mas
ampliamente'?’, debido principalmente a: (1) la disponibilidad del agua, (2) la facilidad
relativa con la que se inyecta debido a la carga hidrostética que se logra en los pozos
de inyeccion, (3) la facilidad de movimiento del agua en el yacimiento, y (4) la eficiencia
del agua para desplazar el aceite. Los dos ultimos puntos en realidad son cuestionables
como ventajas. La facilidad de movimiento del agua de inyeccion, resultado de
interrelaciones complejas roca-fluidos, es la responsable de la baja eficiencia de

desplazamiento del aceite.

5 * Referencias al final del trabajo.
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En general, la eficiencia de la recuperacién secundaria esta limitada por dos
factores principales:

- A la escala del medio poroso el aceite alcanza una saturacion residual
suficientemente baja, tal que para el caso particular de un sistema
preferentemente mojado por agua, éste se encuentra en forma de glébulos

discontinuos atrapados por las fuerzas capilares.

- A la escala del yacimiento existen ciertas zonas en las cuales el fluido inyectado
durante la recuperacion secundaria no penetra, debido a su baja permeabilidad,
0 porque el patrén de inyeccion de los pozos no es el favorable. Esto ocasiona

gue los fluidos inyectados sigan caminos preferenciales.

Los factores anteriores son el resultado de las interrelaciones roca-fluidos propia
de los yacimientos, tales como la presién capilar, la mojabilidad de la roca, las curvas
de permeabilidades relativas, la tension interfacial y la relacién de movilidades.® Los
métodos de recuperacién secundaria no pueden alterar estas caracteristicas de los
yacimientos, por lo que es necesario considerar métodos alternativos que ayuden a

mejorar la eficiencia de desplazamiento del aceite.

II.2.- Los Métodos de Recuperaciéon Mejorada.

La recuperacion mejorada busca disminuir los efectos adversos de los factores
que generan el entrampamiento del aceite, mediante diferentes métodos.*>® Algunos
controlan los frentes de desplazamiento modificando la relacién de viscosidades y otros
modifican la tensiéon interfacial, mediante procesos térmicos, quimicos, miscibles y
algunos especiales como el microbial. Es comdn que un solo método modifique ambas
propiedades. En la Tabla 2.1 se presentan los Métodos de Recuperacion Mejorada

existentes.
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Tabla 2.1. Métodos de Recuperacion Mejorada, Taber, et al.’

Métodos de inyeccién de gas (e hidrocarburos solventes)
Inyeccién de gas "inerte"
Inyeccién de nitrégeno
Inyeccién de gas de combustion
Inyeccién de gas hidrocaburo (y liquido)
Inyeccién de gas a alta presion
Inyeccién de gas enriquecido
Inyeccién de solventes miscibles (LPG o propano)
Inyeccién de CO,

Métodos mejorados de Inyeccion de agua
Inyeccién de alcohol-solventes miscibles
Inyeccién micelar/polimero (surfactante)
Inyeccién de agua a Tension Interfacial baja
Inyeccién de alcali
Inyeccion ASP
Inyeccién de polimeros
Inyeccién de geles para control de agua
Inyeccién microbial

Métodos térmicos
Combustion in-situ
Combustion estandar
Combustion humeda
Combustion enriquecida-O,

Combustion inversa

Inyeccién de vapor y agua caliente
Inyeccién de agua caliente
Estimulacién con vapor

Inyeccién de vapor

Extracciéon por minas superficiales

La seleccion del método de Recuperacion Mejorada debe hacerse para cada
campo en particular, tomando como guia criterios que han sido establecidos con base
en la experiencia de campo y al estudio de los mecanismos de desplazamiento del
aceite, ademas de considerar el aspecto econémico.”® Ejemplo de estos criterios se

presentan en la Tabla 2.2.
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Tabla 2.2. Resumen de los criterios de seleccién para los métodos
de Recuperaciéon Mejorada.”

Propiedades del Aceite

Caracteristicas del yacimiento

Saturacion Espesor Permeabilidad
Viscosidad de aceite Tipo de neto promedio Profundidad Temperatura
Método °API (cp) Composicion (%) formacion (ft) (md) (ft) (°F)
Métodos de Inyeccion de Gas (Miscible)
Nitrdgenoy gasde| >357487 <04N02N Alto porcentaje >402752 Arenisca 0 | Delgado a menos NC > 6000 NC
combustion deC;aCy carbonato  |que tenga echado|
Hidrocarburos >237417 <3N05N Alto porcentaje >307807 Arenisca 0 | Delgado a menos NC > 4000 NC
deC,aC, carbonato  |que tenga echado|
CO, >227367 <10N15\N Alto porcentaje >20725572 Arenisca 0 Amplio rango NC > 2500 NC
de CsaCy, carbonato
Gases Inmiscibles >12 <600 NC >3572707 NC NC si existe NC > 1800 NC
echado y/o buena
permeabilidad
vertical
Inyeccion de Agua (mejorada)
Inyeccion de >207357 <35N13N Ligero, >35725372 De preferencia NC >107450 72 <9000 N 3250 <200 N80
Micellar/Polimero, intermedio, arenisca
ASP y Alcali algunos &cidos
organicos para
inyeccion de
alcali
Inyeccion de >15 <150, > 10 NC >5072807 | De preferencia NC >10 71800 A° <9000 <200 N 140
Polimero arenisca
Térmico Mecénico
Combustién >107216>7? <5000 Algunos >5072727 |Arena/ arenisca >10 >50° < 11500 N 3500 >100 7 135
N componentes
1200 asfalticos
\Vapor >8al35>7? < 200000 NC >407667 |Arena/arenisca >20 >200 71 2540 2% | <4500 N 1500 NC
N
4700
Extraccion 7all Cero flujo en frio NC > 8%wt arena Arena >10° NC >3 1relacion de| NC
superficial bituminosa sobrecarga /
arena
NC = No Critico

Los valores subrayados representan el valor promedio para los proyectos de campo actuales.

b: >3 md para algunos yacimientos de carbonatos si solo se quiere barrer el sitema de fracturas
c: Transmisibilidad > 20 md-ft/cp
d: Transmisibilidad > 50 md-ft/cp

e: Ver profundidad

[1.3.- La Inyeccién de Productos Quimicos.

Cuando se ha decidido que la inyeccion de agua es aplicable en un campo, una

alternativa para el mejoramiento de la eficiencia de desplazamiento es la inyeccion de

quimicos.

El objetivo de la inyeccion de quimicos es mejorar la eficiencia de barrido

volumétrico del agua de inyeccion, para recuperar la fase de aceite discontinua que se

encuentra atrapada en el medio poroso, mediante mecanismos como®:
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o La reduccion de la tension interfacial entre el aceite y el agua.
o La alteracion de la relacion de movilidades.
o La alteracion de la mojabilidad de la roca.

La inyeccion de quimicos ha tenido algunos éxitos en el campo; sin embargo,
debido al alto costo de los productos quimicos y a las fluctuaciones del precio del crudo,
el éxito econdmico ha sido pobre. En este sentido, durante los Ultimos afios se han
hecho intentos para reducir los costos, mediante técnicas que permitan reducir las
pérdidas de quimicos debido a la adsorcién de la roca. Una forma de conseguir lo
anterior es mediante el uso de agentes quimicos de sacrificio, los cuales actian como
agentes blogueantes que disminuyen la adsorcién de la roca; ejemplo de estos son los
lignosulfonatos o polimeros de bajo peso molecular. Otro agente quimico sacrificable de
bajo costo que ha permitido darle un nuevo impulso a la Recuperacion Mejorada por

inyeccion de quimicos es el alcali.*®

Los alcalis disminuyen el contenido ionico divalente del sistema roca-fluido, e
incrementan la carga negativa de la superficie de la roca para minimizar la pérdida de
guimicos; pueden usarse en un preflujo antes de la inyeccion de un bache micelar o una

solucién polimérica, o agregarse directamente a surfactantes o polimeros.*°

La inyeccion combinada de quimicos ASP (Alcali, Surfactante y Polimero) es una
tecnologia reciente, que combina el mejoramiento de la eficiencia de barrido volumétrico
de los polimeros con el potencial de incremento de aceite del desplazamiento por
surfactante/polimero. La tecnologia ASP enfatiza la tecnologia de inyeccion de &lcali,
debido a que su costo es considerablemente menor que el del surfactante. La esencia
de este método es hacer reaccionar el alcali con los acidos organicos presentes en el
crudo para formar detergentes naturales del petrdleo. Los detergentes generados in situ
interactan con el surfactante de la mezcla para producir valores de tension interfacial
ultrabajos.’* Trabajos recientes de laboratorio y de campo han demostrado la

factibilidad técnica y econémica de la inyeccion ASp. 21314151617



Il.- REVISION BIBLIOGRAFICA

Futuro de la Inyeccion de Quimicos.

En los ultimos afios, se han aplicado los proyectos de Recuperacion Mejorada

segun sus beneficios técnicos y econémicos, como se muestra en la Figura 2.1.

800,000

700,000 -

600,000

500,000 -

400,000 -
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300,000

/ —e—_‘ ~ N
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—&— [nyeccion de gas
100,000 - . —
—— Total Recuperacion Mejorada
o] 4.—4 : = ; — i—— i il

1980 1982 1984 1986 1988 1990 1992 1994 1996 1998 2000 2002 2004 2006

Figura 2.1. Comportamiento de la produccién por Recuperaciéon Mejorada en EUA.*®

De la Figura 2.1, se puede observar que la aplicacion de la inyeccion de
quimicos va a la baja en Estados Unidos; sin embargo, aun hay excelente investigacion
en relacion a estos, y en paises como China, Venezuela, e India se esta trabajando en
implantar la inyeccion de quimicos. Canadé y Estados Unidos también tienen planeados
proyectos de Recuperacién mejorada con inyeccién de quimicos.'® Lake present6 una
proyeccion para los métodos de Recuperacion Mejorada, tomada de la National
Petroleum Council (1984), la cual se muestra en la Figura 2.2. En esta figura se puede
observar para la inyeccion de quimicos un escenario optimista con el avance
tecnoldgico.
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Figura 2.2. Proyecciones para los métodos de Recuperaciéon Mejorada.’

Trabajos recientes®2%#

mencionan que la inyeccion de quimicos ofrece una
buena opcidn para reactivar los campos maduros, en especial aquellos que han estado
sujetos a inyeccion de agua. La reactivacibn de estos campos representaria un
incremento importante de las reservas mundiales actuales, por lo que es de importancia
continuar con los estudios para mejorar el desempefo técnico y economico de la

inyeccion de quimicos.
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CAPITULO 1lI
ASPECTOS DE LA INYECCION DE AGUA

De los métodos de recuperacion secundaria, la inyeccién de agua es el mas
ampliamente aplicado a los campos petroleros. Este método se lleva a cabo en forma
inmiscible y tiene por objetivo: (1) desplazar el aceite remanente, una vez que la etapa
de explotacion primaria ha concluido, o bien, (2) represionar o mantener la presion de

yacimiento.

Una de las formas mejores para entender los procesos de recuperacion
mejorada, en particular la inyeccién de quimicos, es a través del entendimiento del
proceso de desplazamiento inmiscible agua-aceite. Esto es, reconocer los efectos que
tiene la interaccidén roca-fluidos sobre la eficiencia de desplazamiento del agua de

inyeccion.

[ll.1.- Interacciones Roca-Fluido y Fluido-Fluido.

En un medio poroso, esto es, a nivel microscopico, las caracteristicas del flujo y
distribucion de los fluidos residentes, estan determinadas por las interacciones entre la
roca y las diferentes fases presentes. Las interacciones roca-fluidos y fluido-fluido que
gobiernan el comportamiento, y por tanto la eficiencia de un proceso de inyeccion de

agua son en general:

. Tension Interfacial.
o Mojabilidad.

o Presion Capilar.
. Permeabilidades relativas.
. Relacion de viscosidades.

12
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[11.1.1.- Tensién Interfacial.

La presencia de fluidos inmiscibles en el yacimiento (aceite/agua, aceite/gas,
agual/gas, o aceite/agual/gas) origina la presencia de interfaces, en las cuales se ejerce
un esfuerzo de tension conocido como Tension Interfacial. Dos o0 mas fases se
consideran inmiscibles a ciertas condiciones especificas de presién y temperatura, si en
un periodo de tiempo suficiente para que ocurra el equilibrio de fases, se forma una

interfase visible, después de que las fases han sido mezcladas vigorosamente.

La interfase entre dos fases inmiscibles es una region de solubilidad limitada, que
en la mayoria de las situaciones, sélo es de un espesor correspondiente al de algunas
moléculas. Puede visualizarse como un limite entre las fases que se presenta debido a
gue las fuerzas de atraccion que existen entre las moléculas que se encuentran en una
misma fase, son mayores que las fuerzas de atraccién entre moléculas pertenecientes a

fases diferentes?.

La tensién interfacial es una propiedad termodinamica fundamental de una
interfase, y se define como la energia requerida para incrementar el area de la interfase
en una unidad. Generalmente la tension interfacial se refiere a la tension generada en
una interfase de dos liquidos, mientras que para el caso particular de la interfase entre

un liquido y su vapor (o el aire) se le denomina tension superficial.

Una forma para determinar la tension interfacial es mediante el uso de un
tensiometro. La Figura 3.1 muestra la determinacion de la tension interfacial agua-aceite
mediante un tensiometro. En esta medicién, el anillo se coloca en la interfase y se
levanta aplicando una fuerza. A medida que el anillo se jala hacia arriba a través de la
interfase, el area de ésta se incrementa hasta que ocurre un rompimiento, con lo que la

fase cuya continuidad se habia interrumpido recupera su continuidad anterior.

13



ll.- ASPECTOS DE LA INYECCION DE AGUA

a) Distension de la interfase durante la me- b) Condicién de la interfase al rompimiento.
dicién de la tension interfacial.

Figura 3.1. Determinacién de la Tension Interfacial con un tensiometro en unainterfase
agua-aceite, Willhite.?

La magnitud de la tension interfacial se obtiene dividiendo la fuerza a la que
ocurrié el rompimiento entre la magnitud de la circunferencia del anillo, corregida por un
factor geométrico. Existen otras técnicas de medicién de la tension interfacial mas

sofisticadas.

Algunos valores de tension interfacial medidos en sistemas agua-aceite se
presentan en la Tabla 3.1. De la tabla se pueden observar valores comunes de la
tension interfacial para sistemas agua-aceite en el rango de 10 a 30 dinas/cm, 0 10 a 30
mN/m a condiciones de 77 °F (25 °C). En la aplicaciébn de métodos de recuperacion
mejorada, se han reportado valores ultrabajos de tensién interfacial, menores que 103

dinas/cm en sistemas ASP.101!

La tension interfacial puede verse también como una medida de la miscibilidad. A
medida que la tension interfacial disminuye, las dos fases se aproximan a la
miscibilidad. Por ejemplo, para una sustancia dada, a medida que ésta se aproxima a
sus condiciones criticas (punto critico), las propiedades de la fase liquida no se
distinguen de las de la fase vapor, por lo que la tensién interfacial en este punto llega a

ser cero. La Figura 3.2 muestra la reduccion de la tension interfacial con la presion, a

14



Il.- ASPECTOS DE LA INYECCION DE AGUA

medida que ésta se aproxima a la presion critica de 2420 psia para un sistema metano-
pentano a 100 °F (38 °C).

Tabla 3.1. Valores de Tension Interfacial para aceites crudos a T = 77 °F, Willhite.?

15

Viscosidad Tension
del aceite Interfacial

Campo Formacién Estado (cp) (dinas/cm)

West Delta Offshore Louisiana 30.4 17.9
Cayuga Woodbine Texas 82.9 17.9
Fairport Lansing Kansas 5.3 20.8
Bayou Choctaw Louisiana 16.1 15.6
Chase-Silica Kansas City Kansas 6.7 19.6
Hofra Paleoceno Libya 5.1 271
Black Bay Mioceno Louisiana 70.8 17.7
Bar-Dew Bartlesville Oklahoma 9.0 17.7
Bar-Dew Bartlesville Oklahoma 6.8 214
Eugene Island Offshore Louisiana 7.4 16.2
Cambridge Second Berea Ohio 15.3 14.7
Grand Isle Offshore Louisiana 10.3 16.1
Bastian Bay Uvigerina Louisiana 112.2 24.8
Oklahoma City Wilcox Oklahoma 6.7 20.1
Glenpool Glen Oklahoma 5.1 24.7
Cumberland McLish Oklahoma 5.8 185
Allen Distric Allen Oklahoma 22.0 25.9
Squirrel Squirrel Oklahoma 33.0 22.3
Berclair Vicksburg Texas 44.5 10.3
Greenwood-Waskon Wacatoch Louisiana 5.9 11.9
Ship Shoal Mioceno Louisiana 22.2 17.3
Gilliland - Oklahoma 12.8 17.8
Clear Creek Upper Bearhead Louisiana 2.4 17.3
Ray Arbuckle Kansas 21.9 25.3
Wheeler Ellenburger Texas 4.5 18.2
Rio Bravo Rio Bravo California 3.8 17.8
Tatums Tatums Oklahoma 133.7 28.8
Saturday Island Mioceno Louisiana 22.4 315
North Shongaloo-Red Tokio Louisiana 5.2 17.7
Elk Hills Shallow Zone California 99.2 12.6
Eugene Island Mioceno Louisiana 27.7 15.3
Fairport Reagan Kansas 31.8 23.4
Long Beach Alamitos California 114.0 20.5
Colgrade Wilcox Louisiana 360.0 19.0
Spivey Grabs Mississippi Kansas 26.4 24.5
Elk Hills Shallow Zone California 213.0 14.2
Trix-Liz Woodbine A Texas 693.8 10.6
St. Teresa Cypress lllinois 121.7 21.6
Bradford Devonico Pennsylvania 2.8 9.9
Huntington Beach South Main Area California 86.2 16.4
Bartlesville Bartlesville Oklahoma 180.0 13.0
Rhodes Pool Mississippi Chat Kansas 43.4 30.5
Toborg - Texas 153.6 18.0
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10
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Figura 3.2. Variacion de la Tensién Interfacial con la presidn para un sistema
metano-pentano a 100 °F, Willhite.?

[11.1.2.- Mojabilidad.

La interaccion entre la superficie de la roca del yacimiento y los fluidos
confinados en el espacio poroso influye en la distribucion de los fluidos, asi como
también, en el comportamiento del flujo en el medio poroso. Cuando dos fases
inmiscibles se ponen en contacto con una superficie sélida, generalmente una de las
fases es atraida hacia la superficie mas que la otra fase. Esta fase se identifica como la
fase mojante mientras que la otra fase es la fase no-mojante. En otras palabras, se dice
que un fluido moja en forma preferencial la superficie de un sélido cuando éste se

adhiere y tiende a espaciarse sobre ella, en presencia de otros fluidos.
La mojabilidad puede explicarse cualitativamente mediante el balance de fuerzas

entre dos fluidos inmiscibles (agua y aceite) y el sélido mostrado en la Figura 3.3. Las

fuerzas que estan presentes en la linea de contacto son:
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0s

SOLIDO

Figura 3.3. Mojabilidad de un sistema agua-aceite-roca en equilibrio, Craig."

Oos. Tension interfacial sélido-aceite.
ows. Tension interfacial solido-agua.

owo. Tension interfacial agua-aceite.

&, es el angulo de contacto y se mide a través de la fase agua hacia oy, la
tangente a la interfase en la linea de contacto. En equilibrio, el sistema cumple con la

condicion 2F4 = 0, de donde se obtiene la ecuacién de Young Dupre:

c,—0, =0,,C080. (3.1)

A la fecha oys Y ows N0 pueden medirse directamente. Sin embargo, owo Y &, Si
pueden determinarse independientemente en el laboratorio, siendo estos parametros
los que proporcionan una medida de la mojabilidad de la roca.

Clasificacion de la Mojabilidad.

Considerando la Figura 3.3 y la ecuacion de Dupre (ec. 3.1), se pueden

considerar los casos de mojabilidad siguientes:*%2

Caso 1: Oos > Oys

De la ecuacion de Young Dupre:

17
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Ops — Ows > 0 = cos 6.>0

Esto implica que 0° < 4. < 90°, lo que equivale establecer que para &. < 90°, la

roca es preferentemente mojable por el agua.

Caso 2: Oos < Ows

De la ecuacién de Young Dupre:

Oos — Ows < 0 = cos 6-<0

Lo que implica que 90° < 4. < 180°, lo que equivale establecer que para &, > 90°,

la roca es preferentemente mojada por el aceite.

Caso 3: Oos = Ows

De la ecuacion de Young Dupre:

Oos — Ows = 0 = cos 6-=0

Lo que implica que & = 90°, siendo este el caso de mojabilidad neutra, en la que

ninguno de los dos fluidos tiene preferencia para mojar la roca.

Caso 4: a.=0°

En este caso la roca es considerada fuertemente mojable por agua.

Caso 5: ). = 180°

Esto implica que la roca es fuertemente mojable por aceite.

18
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La Figura 3.4 ilustra los casos de mojabilidad 1, 2 y 3, respectivamente.

0 <90° 0 >90° 0 =90°
ACEITE o
o
= GUA w
SOLIDO SOLIDO SOLIDO
CASO 1 CASO 2 CASO 3

Figura 3.4. Diferentes grados de mojabilidad en un sistema agua-aceite-sélido.

En los inicios de la ingenieria de yacimientos generalmente se consideraba que
todas las formaciones eran preferentemente mojadas por agua, debido principalmente a
que: (1) las rocas sedimentarias que forman los yacimientos originalmente se
depositaron en un medio acuoso y que el aceite migré a ellas mucho mas tarde, y por
otra parte, (2) la mayoria de los minerales que conforman las rocas sedimentarias, en
su estado natural son mojados por agua. Sin embargo, a la fecha ya ha sido establecido
que algunas formaciones productoras son mojadas por aceite. Anderson® presenté una
recopilacion y analisis del trabajo intenso de laboratorio que se ha efectuado,
resumiendo la investigacién de Treiber y cols.,** quienes midieron la mojabilidad de 55

yacimientos del area de Texas, con los resultados mostrados en la Tabla 3.2.

Tabla 3.2. Mediciones de mojabilidad, Treiber y cols.*

Angulo de Yaqlmlentos Yacimientos Total de
contacto silicatos o
carbonatos Yacimientos
(grados) (arenas)
Mojado por 0a75 13 2 15
agua
Mojabilidad 75a 105 2 1 3
intermedia
Mojado por 105 a 180 15 22 37
aceite
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La mojabilidad de la roca por aceite se explica por la presencia de componentes
polares en el crudo. Estos componentes polares, aparentemente de tipo asféltico, se
adsorben sobre la superficie de la roca y tienden a hacerla mojada por aceite. Este
efecto depende también de la naturaleza de la roca; es decir, si es predominantemente
de silice, carbonato o arcilla; por lo tanto, no es posible determinar so6lo por la

composicién de un crudo la mojabilidad que presentara al contacto con una roca.

El hecho de que la mojabilidad de la roca puede alterarse debido a la adsorcion
de ciertos componentes del crudo, da origen a la idea de que puede existir un tipo de
mojabilidad heterogénea. Por lo general, la roca de los yacimientos estd compuesta por
una variedad amplia de minerales, los cuales tienen diferentes superficies quimicas y
propiedades de adsorcién, lo que origina variaciones en la mojabilidad. Asi es como
surgen los tipos de mojabilidad conocidos como mojabilidad fraccional y mojabilidad

mixta.

Mojabilidad Fraccional. En este tipo de mojabilidad, algunos componentes del
crudo se adsorben en ciertas areas de la roca, de tal forma que dicha porcion de la roca
es fuertemente mojada por aceite, mientras que el resto es fuertemente mojada por
agua. Esta mojabilidad es diferente a la mojabilidad intermedia, en la que se supone
que toda la superficie de la roca tiene una preferencia ligera a ser mojada por agua o

aceite.

Mojabilidad Mixta. Esta es un tipo especial de mojabilidad fraccional, en la que
las superficies mojadas por aceite forman rutas continuas a través de los poros
grandes, mientras que los poros pequefios permanecen mojados por agua y no

contienen aceite.
Notese que la distincion principal entre la mojabilidad mixta y la mojabilidad

fraccional, es que la ultima no implica localizaciones especificas para las superficies

mojadas por aceite ni rutas continuas mojadas por aceite.
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Efecto de la Mojabilidad sobre la Inyecciéon de Agua.

Como puede inferirse, la mojabilidad determina la distribucion de los fluidos en el
espacio poroso (a nivel microscépico). El fluido que moja la roca se encontrara
ocupando los poros mas pequefios y los intersticios de los granos de la roca, asi
también, como una pelicula sobre ellos, dejando al fluido no mojante en el centro del
poro, como se ilustra en la Figura 3.5. La distribucién de los fluidos en el medio poroso

afectara de manera importante el comportamiento de un proceso de inyeccién de agua:®

Fluido mojante

- Fluido no mojante
05 s, _
,ﬁj‘ﬁ Matriz de la roca

Figura 3.5. Distribucién de fluidos en un medio poroso.

a) Roca fuertemente mojada por agua. La fase aceite se encuentra en la parte
central de los poros, mientras que el agua se encuentra adherida a las paredes de los
poros. En un proceso de inyeccion de agua, la saturacion de agua en los poros se
incrementa continuamente; es decir, el proceso se esta realizando en la direccién en la
gue la saturacién de la fase mojante (agua) aumenta continuamente, por lo que se dice
gue es un proceso de imbibicién. EI comportamiento de un proceso de inyeccién de
agua bajo estas condiciones se ilustra en la Figura 3.6; la recuperacion de aceite es
eficiente, debido a que el agua se encuentra adherida a los poros; su avance se retrasa
ocasionando una irrupcién tardia del agua (en relacion a un sistema fuertemente

mojado por aceite). A la irrupcion, la recuperacién de aceite es alta y el comportamiento
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de la relacion agua-aceite (WOR) experimenta un rapido incremento, por lo que la

recuperacion de aceite posterior a la irrupcion es minima.

b) Roca fuertemente mojada por aceite. La fase aceite se encuentra cubriendo
las paredes de los poros, mientras que el agua ocupa los espacios centrales de los
poros. Cuando se implanta un proceso de inyeccibn de agua en este tipo de
yacimientos, la saturacion de agua en los poros se incrementa, mientras que la
saturacion de aceite disminuye, es decir, el proceso se esta realizando en la direccion
en la que la saturacion de la fase mojante (aceite), disminuye continuamente, por lo que
se dice que es un proceso de drene o drenaje. En este proceso la recuperacion de
aceite es ineficiente (Figura 3.6), debido a que la irrupcién del agua ocurre temprano, lo
cual resulta en una recuperacibn menor, mientras que la WOR se incrementa
paulatinamente, lo que permite recuperar una cantidad importante después de la

irrupcién del agua, que dependera del volumen de agua inyectado.
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Figura 3.6. Comportamiento tipico de la inyeccién de agua,
para sistemas con mojabilidad extrema.
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Se ha observado en la practica que medios porosos cuya mojabilidad no sea
extrema, se comportan como un proceso intermedio de los dos casos mostrados. El
comportamiento en un medio poroso de mojabilidad fraccional también es parecido a
estos sistemas (dependiendo de los porcentajes de los granos de roca que
corresponden a mojabilidad para cada una de las fases). En estudios relacionados con
el comportamiento de medios porosos de mojabilidad mixta, se ha observado que
durante la inyeccion de agua, el aceite inmovil que permanece detrds del frente de
inyeccién, se encuentra unido por filamentos al frente del aceite a lo largo de las
superficies mojadas por aceite, lo que permite recuperar cantidades importantes de este

aceite antes de que los filamentos delgados se rompan y el aceite quede atrapado.
Determinacion de la Mojabilidad.

La importancia de la mojabilidad en el comportamiento de la inyeccion de agua
hace necesaria su determinacion. Existen algunos métodos cualitativos que soélo son
confiables en los casos de mojabilidades extremas y que no son precisos para los
casos de mojabilidad intermedia; por esta razén, son preferibles los métodos

cuantitativos para determinar la mojabilidad, que son:?®

a) Angulo de contacto.

b) Método de Amott.

¢) Indice de Mojabilidad USBM.

d) Combinacién de los métodos Amott/USBM.

a) Angulo de contacto. En el flujo multifasico agua-aceite a través de un capilar,
existen las tres posibilidades de medicidén del angulo de contacto que se ilustran en la

Figura 3.7, las cuales son:

6 = Angulo de contacto en condiciones estéticas.
6, = Angulo de avance (agua desplazando aceite).

&, = Angulo de retroceso (aceite desplazando agua).
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ACEITE 0 AGUA

-

Figura 3.7. Posibilidades de medicién del angulo de contacto en un tubo capilar.

El angulo de contacto que se emplea normalmente es el angulo de avance 6é..

Para su medicion, el método de laboratorio mas utilizado es el de gota fija o inmovil. En

el método se montan una o dos laminas de cristal pulido en una celda de material

inerte; la medicion se efectlia como sigue:

0N PR

Se limpia la celda y se llena con salmuera sintética.

Se pone una gota de aceite entre ambos cristales.

Después de unos dias se desplazan los cristales de manera paralela.

Se mide el &ngulo causado por el movimiento de los cristales, y después de unos

dias se vuelve a medir el angulo hasta que se obtiene un valor constante.

b) Método de Amott. El método se basa en el hecho de que el fluido mojante,

generalmente se imbibird espontaneamente en el ndcleo, desplazando a la fase no

mojante; combina la imbibicion espontanea y las fuerzas de desplazamiento para medir

la mojabilidad promedio de un nucleo. La metodologia aplicada es:

Sumergir el nacleo en aceite, y medir el volumen desplazado de agua por la
imbibicion espontanea de aceite después de 20 horas.

Centrifugar el ndcleo en aceite hasta alcanzar la saturacion de agua irreductible y
medir la cantidad de agua desplazada, incluyendo el volumen desplazado por la
imbibicién espontanea.

Sumergir el ndcleo en salmuera, y medir el volumen de aceite desplazado

espontdneamente por imbibicién del agua después de 20 horas.
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4, Centrifugar el nucleo en salmuera, hasta alcanzar la saturacién de aceite residual

y medir el volumen total de aceite desplazado.

Las mediciones realizadas durante el procedimiento son:

Vwsp: Volumen de agua desplazada por la imbibicion de aceite
Vwt:  Volumen total de agua desplazada por imbibicion y centrifugacion
Vosp: Volumen de aceite desplazado por la imbibicién de agua

Vot: Volumen total de aceite desplazado por imbibicidén y centrifugacion

A partir de estas mediciones se definen las relaciones de aceite desplazado (&) y

de agua desplazada (&), las cuales se utilizan para definir la mojabilidad segun los

criterios de la Tabla 3.3.

S5, =—= 3.2
o VW[ ( )

5, =2 (3:3)
w o vV .

Tabla 3.3. Criterios para definir la mojabilidad por el método de Amott.

Relacion de Mojado por agua Mojabilidad Mojado por
desplazamiento neutra aceite
Agua por aceite, 0 positivo cero cero
Aceite por agua, éw cero cero positiva

Una modificacion al método de Amott es el método conocido como Método de
Amott-Harvey, el cual contempla un tratamiento previo a la muestra, que consiste en
centrifugar el ndcleo, primero en salmuera y luego en aceite para llevarlo a las
condiciones de saturacion de agua irreductible, antes de iniciar la prueba.

Posteriormente se realiza la prueba siguiendo la metodologia sugerida por Amott. En
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éste método se define el indice de desplazamiento relativo de Amott-Harvey, (Ian), €l

cual se calcula como sigue:

_ _ VTosp szp
|, =0,-6,=- 2= (3.4)

El indice relativo de Amott-Harvey variara entre lay = +1 para nucleos
fuertemente mojables por agua, hasta Iay = -1 para nucleos fuertemente mojables por

aceite. La mojabilidad del nucleo se puede determinar, segun los intervalos siguientes:

-1.0< a4 <£-0.3 Roca mojable por aceite.
-0.3<1ay <+0.3  Roca con mojabilidad intermedia o neutra.

+0.3<1py<+1.0 Roca mojable por agua.

La desventaja principal del método de Amott y sus modificaciones es que no

proporcionan informacién en la regidén cercana a la mojabilidad neutra.

¢) Indice de Mojabilidad USBM. Compara el trabajo necesario para que un
fluido desplace a otro. El trabajo requerido para que un fluido mojante desplace a uno
no mojante es menor que el necesario para el desplazamiento inverso. El trabajo es
proporcional al area bajo la curva correspondiente de presién capilar, para un
desplazamiento con agua (Al) o desplazamiento con aceite (A2), Figura 3.8. Con las
areas se define el indice de mojabilidad Iysgm = log(A1/A2); el valor de lysgm determina
el tipo de mojabilidad: positivo para la mojabilidad por agua, negativo para la

mojabilidad por aceite, y cero para una mojabilidad neutra.

d) Combinacion de los métodos Amott-USBM. EI procedimiento permite
obtener los indices de Amott y del USBM mediante una prueba combinada, en la que
ademas, se determinan los cambios de saturacion de agua que ocurren bajo

condiciones de p. = 0. El procedimiento se ilustra en la Figura 3.9:
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MOJADO POR AGUA
LOG A,/A, = 0.79

MOJADO POR ACEITE
LOG A,/A, = -0.51

PRESION CAPILAR (PSI)

-10

®

NEUTRO
LOG A,/A, = 0.00

.1.3.

origina de la representaciéon de ésta, por medio de tubos capilares. La analogia entre los
poros de la roca y los tubos capilares es que los diametros de ambos son pequefios.
Cuando dos fluidos inmiscibles se encuentran en un capilar, las fuerzas de superficie
inducidas por la preferencia mojante del sélido por uno de los fluidos, elevaran a dicho

fluido por encima de la interfase, causando diferencias de presion entre los dos fluidos a
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o

Figura 3.8. Determinacion de la mojabilidad con el método USBM.

I O o

Sw

Muestra 100% saturada con agua.

Aceite desplazando agua (presion capilar positiva).
Imbibicién espontanea de agua durante 20 horas.
Agua desplazando aceite (presion capilar negativa).
Imbibicién espontanea de aceite durante 20 horas.
Aceite desplazando agua (presion capilar positiva).

Figura 3.9. Método combinado Amott-USBM para la determinacion de la mojabilidad.

- Presion Capilar.

El concepto de presion capilar, como caracteristica de una roca porosa, se
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lo largo de la interfase (Figura 3.10)2. Por tanto, la presién capilar puede definirse como
la discontinuidad en presion a través de la interfase que separa dos fluidos inmiscibles
en los intersticios de un medio poroso?. Su magnitud depende de la curvatura de la

interfase. En general la presion capilar esta dada por:

pC = pnm - pm (3-5)
La ingenieria petrolera por convencion ha definido a la presion capilar como p. =

Po — Pw Para un sistema agua-aceite, por lo que la presion capilar resulta negativa para

un medio poroso mojado por aceite.

Considerando el tubo capilar mostrado en la Figura 3.10, se puede establecer el

balance de las fuerzas en equilibrio, 2F, = O:
p,(7r?)+ o, (221) - p, (ar?) o, (22r)=0 (3.6)
Efectuando el desarrollo algebraico y considerando la ecuaciéon 3.1:

20 C0SO
pc = po - pw = (37)

La ecuacion 3.7 es un caso especial de una expresion general que fue

desarrollada por Laplace, dada por la ecuacién 3.8:

Agua

Aceite Po >
GOS cTWS

Figura 3.10. Interfase en un sistema inmiscible agua-aceite en un tubo capilar mojado
por agua, y su balance de fuerzas que actlan sobre dicha interfase.
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n n

1 1
pC = pO - pW = O-OW(_'_] (38)
En esta expresion r; y r, son los radios de curvatura de la interfase, para los que se
debe considerar lo siguiente: (1) si lo radios se encuentran en el mismo lado de la
interfase, como en el tubo capilar, ambos son positivos; (2) en caso contrario, el radio
menor es positivo y el radio mayor negativo; (3) para un tubo capilar uniforme de radio r,

rLy r, son igual a r/cos 6.

De la ecuacion 3.8 puede notarse que cuando los radios de curvatura tienden a
infinito, es decir, se tiene una interfase plana, entonces 1/r; y 1/r, tienden a cero, por lo
que pc = 0; Lo contrario sucede cuando r; y r, son muy pequeios, como en el caso de
rocas muy compactas, en donde la p. es muy grande, del orden de 10 a 100 psi.

Cuando los fluidos son miscibles no existe interfase, por lo que p; = 0.

La geometria de un medio poroso (heterogeneidad alternada, transversal y
secuencial), es en extremo mas compleja que la de los tubos capilares, por lo que
dificilmente la ecuacion 3.7 y aun 3.8, pueden utilizarse para determinar la presion
capilar. Ademas, la presion capilar tiene una fuerte dependencia de la cantidad de
fluidos presentes en el medio poroso, lo que se traduce en una funcién de la Sy, ya que
son éstos los que determinan el radio de curvatura; también la distribucion de los fluidos
(mojabilidad) afectara el comportamiento de la presién capilar.?® Las pruebas de
laboratorio son el Unico medio para determinar el comportamiento de la presion capilar

de un medio poroso determinado.

Las mediciones de laboratorio de la presién capilar muestran el efecto de la
mojabilidad, como se indica en la Figura 3.11. Se observa que la trayectoria de pc vs Sy
para un proceso de drene, es diferente a la de un proceso de imbibicion. Este efecto,
conocido como histéresis entre las curvas de drene e imbibicidn es caracteristico de las

curvas de presion capilar, y se debe principalmente a dos factores principales: (1) el
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angulo de contacto, &, es funcion de la direccion de desplazamiento, es decir, Gaance #
Gretroceso; (2) la geometria del medio poroso impone una condiciéon favorable para la

histéresis, debido a las obstrucciones continuas (efecto de cuello de botella).

I11.1.4.- Permeabilidades Relativas.

Suponiendo que la ley de Darcy se aplica a cada fase, las permeabilidades de
dos o mas fases fluyendo a través de un medio poroso pueden determinarse a partir de
datos experimentales. Asi se define a la permeabilidad relativa como la medida directa
de la habilidad del sistema poroso para conducir un fluido, cuando uno o mas fluidos
estan presentes. Esta propiedad de flujo es el resultado de un efecto compuesto de la
geometria del espacio poroso, mojabilidad, distribucion de fluidos, e historia de

saturacion.>?’ Por definicion:

_ o . _ Do _
kro _?’ an _? ) krg _? (39)
48
40
a T VENANGO NUCLEO VL-2
I K =28.2md
L=
e @ Drene
O
g (@] imbibicion
f .
('_U 24
]
13}
c
S 1
B N
g 1
o . 2 W\
0 o— 0
0 20 40 60 80 100

Saturacién de agua (%)

Figura 3.11. Efecto de la historia de saturacion sobre la presién capilar.
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La permeabilidad base con la que se evalla la permeabilidad relativa (ecuacion
3.9), puede ser (1) la permeabilidad absoluta al aire, (2) la permeabilidad absoluta al

agua, y (3) la permeabilidad del aceite a la saturacion de agua irreducible, Sy;.

Como se mencioné anteriormente, la historia de saturacion causa histéresis
caracteristica de la presion capilar; un efecto idéntico se presenta en las curvas de
permeabilidad relativa. La Figura 3.12 presenta un conjunto de curvas de permeabilidad
relativa que muestran el efecto de la historia de saturacion; es decir, el efecto de drene

e imbibicién, en funcion de la saturacion de la fase mojante.

100

DRENE

60| -

40}

PERMEABILIDAD RELATIVA (%)

20t \veiBiCioN —

0 I I I
0 20 40 60 80 100

SATURACION DE LA FASE MOJANTE (%)

Figura 3.12. Efecto de la historia de saturacién sobre la permeabilidad relativa.

[11.1.5.- Relacién de Movilidades.

Por definicién la movilidad de un fluido, A4, se puede definir como:

A = (3.10)
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Para un proceso de desplazamiento inmiscible agua-aceite, se definen la

movilidad al agua y la movilidad al aceite, como sigue:

A, = Ky (3.11)
£,

A, = LS (3.12)
H,

Se puede deducir que las movilidades son funcion de la saturacién de agua, Sy,
debido a que las permeabilidades K, y Ky, son funcion de S,,. El cociente de ambas

movilidades se conoce como Relacion de Movilidades, M:

M ="" (3.13)

En la ecuacion 3.13, la movilidad del agua, A, debe evaluarse a las condiciones
de s. existentes en la porcién del yacimiento invadida por agua, mientras que la
movilidad del aceite, 1,, deberd evaluarse a condiciones de S, existente en la region

del banco de petréleo.

M = Ko Ao _ Koy (3.14)
/lW kO lLlW krO

De la definicion de M, resulta evidente que existiran valores diferentes antes y
después de la irrupcion del frente de desplazamiento. Para los procesos de inyeccion

de agua, dependiendo del valor de la M, se tendran dos casos:

M<1 Se dice que el proceso de desplazamiento se realiza bajo condiciones
Favorables
M>1 Se considera que el proceso de desplazamiento se realiza bajo

condiciones desfavorables.
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[1l.2.- Prediccion del Comportamiento de la Inyeccion de Agua.

La prediccion de un proceso de desplazamiento inmiscible agua-aceite, se
fundamenta en la teorfa de flujo fraccional y avance frontal de Buckley y Leverett.?®%°
Como ya se menciond, el entendimiento del proceso de inyeccion de agua es
importante para analizar la necesidad de implantar métodos de recuperacion mejorada
que incrementen la eficiencia de barrido del agua. Aunque existen otros modelos de
prediccion del comportamiento de inyeccion de agua, sOlo se abordara el método

mencionado por ser fundamental para este tema.

[11.2.1.- Modelo de Buckley - Leverett.

El desplazamiento en un medio poroso de un fluido mojante por otro no mojante,
0 viceversa, es un proceso que da lugar a un régimen de flujo no permanente o
transitorio, debido a que las saturaciones de ambos fluidos detrds del frente cambian
continuamente con el tiempo, lo que origina a su vez cambios en las permeabilidades
relativas y velocidades del flujo de cada una de las fases. La Figura 3.13 ilustra la
distribucion de saturaciones en cuatro etapas de un desplazamiento lineal de aceite por
inyeccion de agua en un medio poroso, a la saturacion de agua irreductible, S;. De
acuerdo con la Figura 3.13, el desplazamiento de aceite por agua puede resumirse

como sigue:

a) Antes de iniciarse la inyeccién de agua, las saturaciones de los fluidos (Swe, Soi)

son uniformes a lo largo del medio poroso, 0 < x <L.

b) Posteriormente, con la inyeccion de agua se produce el desplazamiento del
aceite en el medio poroso. En el frente de desplazamiento, x = X;, Se presenta un
cambio de saturacion de agua, de Sy a Suc. Atras del frente, x < x;, tanto el agua
como el aceite se mueven a una velocidad que depende de su permeabilidad

relativa y por lo tanto de la saturacion de agua local. Adelante del frente, x > x;,
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sélo se desplaza el aceite, mientras que el agua permanece inmovil, dado que se
encuentra a su valor de saturacion irreductible. Mientras que el frente no alcance
el extremo x = L, s6lo se producird aceite a un gasto igual al gasto de inyeccion

de agua afectado por el factor de volumen del aceite.

Eventualmente el frente de desplazamiento alcanza el extremo final del medio
poroso, X = L, y ocurre la surgencia de agua. Al tiempo requerido se le conoce

como tiempo de surgencia, tgr.

Si se continda la inyeccion de agua, t > tgr, la produccién de aceite tiende a
disminuir y la del agua a aumentar, reflejandose en un incremento continuo de la
relacion agua-aceite (WOR). Dentro del medio poroso, la saturacién de aceite
tiende a su saturacion residual. La inyeccion de agua puede continuar por tiempo

indefinido, sin embargo, existe un limite econémico o de abandono del proceso.

1 T T T T T T T T
s [ Aceite inicial 14 —
U) — — — —
— Agua intersticial -1 -
0 I I I I I I I I
a. Condicioén inicial b. Punto intermedio
1 T T T T T T
| _ _______Aceiteresidual ______
. F 1 L _
m — — — —
0 I I I I I I I I
0 0.4 0.8 0 0.4 0.8
X/L X/L
c. Irrupcion del agua d. Al final del desplazamiento

Figura 3.13. Distribuciéon de saturaciones en cuatro etapas de un
desplazamiento lineal de petrdleo por agua.
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Teoria del Flujo Fraccional.

Leverett®® presenté el concepto de flujo fraccional. Partiendo de la ley de Darcy

para agua y aceite, Leverett obtuvo:

1+ Kk, (8p° —gApsenaJ
u,u, \ oL
f,= ° K (3.15)
1+ﬂ7°

i, K,

En unidades practicas:

1+0.001127 Ko A[apc - O.433ApsenaJ

f = Ho G at (3.16)
14w %

i, K,

De la ecuacién 3.15, puede observarse que el flujo fraccional de agua, f,, es
funcién Unicamente de la saturacion de agua, S,, esto debido a que las
permeabilidades relativas y presién capilar son funciéon de S,. Todos los factores
requeridos para calcular f,, estan disponibles de pruebas de laboratorio, excepto uno, el

gradiente de presion capilar. Este gradiente puede expresarse como:

% = %aﬁ (3 17)
oL s, oL '

Aunque la variacion de p. con la Sy, (0p./0Sw), puede estimarse de las curvas de
presion capilar obtenidas en el laboratorio, el comportamiento de la variacion de la
saturacion con respecto a la distancia (6Sw/dL), no es posible de determinar, por lo que
para el uso practico de la ecuacién 3.15 el término de presion capilar se desprecia,

simplificandose de la forma siguiente:
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1—&(9Apsena)
f — utﬂo (318)

w

1+ﬂk—0
H, K,

Ademas, si se considera que el flujo ocurre en posicion horizontal:

- (3.19)

f=—" (3.20)

La ecuacion 3.20 también puede obtenerse de una forma mas simple a partir de

la definicion de f,, como el gasto de agua entre el gasto total:

_ (3.21)

Teoria del Avance Frontal.

Esta teoria fue desarrollada por Buckley y Leverett;? aplicando el principio de
conservacion de masa al flujo unidireccional (x) de dos fluidos inmiscibles (agua-aceite)
en un medio poroso, obtuvieron la ecuacion que representa la velocidad de avance de

un plano de saturacion de agua constante:
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(dxj :q(awa (3.22)
dt ), ¢A(3s, )

De la ecuacion 3.22, se observa que la velocidad a la que se mueve un plano de
saturacion S, determinada a lo largo de una trayectoria lineal, es proporcional al gasto
de inyeccion y a la derivada del flujo fraccional con respecto a la saturaciéon de agua.

Separando variables e integrando la ecuacion 3.22:

x= L (3.23)
¢A 0s,,

El perfil de saturaciones resultante (ecuaciéon 3.23) se ilustra en la Figura 3.14.

De esta Figura es evidente que para un valor determinado de X, existen tres valores
diferentes de S,; esto implica que diferentes saturaciones coexisten en un mismo punto
y al mismo tiempo, lo cual fisicamente es imposible. Buckley y Leverett explicaron que
la interpretacidn correcta de esta curva, es que existe una parte que es imaginaria, y
que la curva real es discontinua; el punto de discontinuidad debe determinarse por
medio de un balance de materia, lo cual equivale a igualar las dos areas mostradas
como A en la misma Figura 3.14. En la discontinuidad se observa que 0S,/ox es muy
grande, lo que implica que oJpc/ox también sea muy grande, por lo que los
investigadores razonaron que esta zona discontinua debe ser una zona de transicion
gradual, cuya amplitud dependera del gasto de inyeccion. El balance de las areas es
equivalente a considerar como curva verdadera de f,, contra S,, a la recta tangente, ac,
en la Figura 3.15. Puesto que para la construccion de esta curva de f, contra S,;, no se
considerd la presion capilar (ni la gravedad), entonces las diferencias en los valores
entre la recta tangente y la curva, indicara la magnitud de la presién capilar, por lo que

el balancear las areas equivaldra a efectuar la correccién por la presion capilar.
En la Figura 3.15, la recta ac, describe los cambios en S, desde S,;i hasta Syt

(saturacion de agua en el frente de desplazamiento), que corresponde a los puntos a y

b,f de la Figura 3.14 respectivamente; el flujo fraccional entre este limite, va de 0 hasta
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fur. La parte de la curva cd representa los cambios desde S,s hasta 1-S,, que
corresponde a los valores de flujo fraccional de f,s hasta 1, que corresponde a la curva
ahb de la Figura 3.14. Por otra parte, se ha demostrado que al prolongar la recta
tangente hasta interceptar la recta f,, = 1, se obtendra un valor de S, que corresponde

al valor de saturacién media atras del frente, en el momento de la irrupcion, Syut.

En sentido practico, el perfil de saturaciones no se comporta como la curva abdf
de la Figura 3.14, sino que seguira una forma parecida a la curva ahdg. La redondez de

0

0 XIL 1

Figura 3.14. Perfil de saturacion de agua.

d
1 1
f, K&( 1 Sor
U 4 |
ol az - E
0 SWi swf swbt Swu 1

Figura 3.15. Curva de f,, vs s,,.
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la curva en la parte superior se debe a la accion de la gravedad cuando el fluido
desplazante es mas denso que el desplazado (agua — aceite). La seccién curva de la
parte inferior ocurre cuando el fluido desplazante moja o es imbebido por el medio

pOroso.

[11.3.- Eficiencias Desplazamiento.

En el desplazamiento de fluidos es comun referirse al término de eficiencia de
desplazamiento, debido a que las propiedades geoldgicas, litolégicas y petrofisicas de
la formacion productora no permiten que los fluidos del yacimiento sean desplazados en
su totalidad. Las eficiencias de desplazamiento comunmente referidas en la ingenieria

de yacimientos se mencionan a continuacion:

Eficiencia de desplazamiento microscépico, Ep. Se define como el cociente
del volumen de hidrocarburos desplazados del medio poroso dividido por el volumen del
espacio poroso ocupado por hidrocarburos. Esta eficiencia de desplazamiento es
influenciada en gran parte por la mojabilidad de la roca y el equilibrio entre las fuerzas
retentivas y las fuerzas de expulsién de los fluidos a nivel de poro.

- (volumen de aceite al inicio de la inyeccion)— (volumen de aceite remanente)
° volumen de aceite al inicio de la inyeccion
-2,
B
E - B (3.24)

Ep =2 3.25
1 (3.25)
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Eficiencia de desplazamiento areal, En. Se mide sobre un plano horizontal
representativo del &rea del yacimiento, y se define como el cociente del area puesta en
contacto con el fluido inyectado a un tiempo determinado, dividida entre el area del
patron. Es fuertemente influenciada por la relacion de movilidades, y la presencia y tipo

de heterogeneidades existentes en el yacimiento.

Eficiencia de desplazamiento vertical, Ey.. Hace referencia a una seccion
transversal representativa del yacimiento, y se define como el cociente del area de la
seccion cubierta por el fluido inyectado a un tiempo determinado, dividida entre el area

total de la seccién. Depende fuertemente de la heterogeneidad del yacimiento.

Eficiencia de desplazamiento volumétrico, Ev. Se define como el producto de
las eficiencias de desplazamiento areal y vertical; representa la parte del yacimiento que
es barrida por el fluido inyectado

E, =E,E, (3.26)

[11.4.- Mecanismo de Atrapamiento del Aceite.

Considerando un nudcleo inicialmente saturado con aceite al valor de Sy,
preferentemente mojado por agua, con una distribuciébn normal de tamafio de poro y
con heterogeneidades del tipo alternado, transversal y secuencial, al que se le somete a
un proceso de inyeccién de agua, en el frente de desplazamiento, el agua tendera a fluir
por los poros mas pequefios movilizando el aceite. Lo anterior se debe a que en los
poros mas pequefios, ademas del gradiente de presiones para el flujo, se favorece en
forma mas intensa el proceso de imbibicién espontanea del agua, es decir, los efectos
de presion capilar. Asi, el potencial total de flujo estara dado:

V4 =Vp+v(2"°wco‘°‘9j (3.27)
r
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Por lo tanto, para un sistema preferentemente mojado por agua (0° < < 90°), a
menor r (poros pequefios), mayor potencial de flujo y por lo tanto mayor gasto. Esto
implica, que en un medio poroso como el descrito anteriormente, el frente de
desplazamiento no sea uniforme y que el agua se mueva mas rapido que el aceite. A
este efecto se le conoce como rebasamiento viscoso y genera la digitacion del agua de

inyeccion.

Modelo de doble poro.

Considere el modelo de doble poro que se muestra en la Figura 3.16.
Inicialmente ambos poros (r; y r2) estan saturados con aceite al valor de Sy.. En un
determinado momento, el frente del agua de inyeccion alcanza a los poros mostrados e
inicia el proceso de desplazamiento del aceite. En principio, si la velocidad de
desplazamiento es la misma en ambos poros (frente de desplazamiento uniforme), la
recuperacioén del aceite es total. Es decir, no se presenta rebasamiento viscoso, el
banco de aceite permanece estable en su desplazamiento (no hay dispersion), y por lo
tanto no hay atrapamiento de aceite, teniéndose asi, una condicién de desplazamiento
ideal, tipo piston perfecto o tapon. Sin embargo, la imbibicion espontanea de agua en
los poros pequeios, impide la posibilidad de que las velocidades en ambos poros sean

iguales.

A
\4

Qw

w2 L02

<&
<

Y

Figura 3.16. Modelo de doble poro.
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A continuacién se demuestra la diferencia en velocidad en los poros del modelo.
Considerando que en el modelo de doble poro, las presiones de los puntos Ay B son
constantes, la diferencial de presion entre estos puntos, a través del poro 1, esta dada

por:

Pa—Ps =(Pa—Pu) + (P = Por) +(Poy — Pg) (3.28)

Donde:

pa— Pwi: €s la caida de presion por flujo viscoso en el agua.
Pw1 — Po1: €S la presion capilar.

Po1 — Ps: €S la caida de presion por flujo viscoso en el aceite.

Sustituyendo la caida de presion por flujo viscoso con la ecuacion de Hagen-
Poiseuille®® y a la presion capilar por la ecuacién de Laplace en la ecuacién 3.28,
simplificando se tiene:

PP = 2 (b )= 7 (3.29)
Con el propasito de simplificar, se considera que:

o= = p (3.30)
L, +L, =L (3.31)
Sustituyendo 3.30 y 3.31 en 3.29, se tiene para el poro 1:

0, - p, = SyI;vl _20,,C0s0 (3.32)

r

1

r

1

Similarmente, para el poro 2, se tiene:
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_8ulv, 20,c0s0

pA - pB 2 (333)
rZ r2
Igualando 3.32 con 3.33 y despejando vi:
Y r’cosd(1 1
v, =v2(1j +GW°1{—J (3.34)
r, 4ul r

De lo anterior queda demostrado que las velocidades en los poros son diferentes, por lo

que se puede concluir lo siguiente:

a) El aceite es basicamente movilizado de los poros pequefios. En este proceso, la
imbibicién o presion capilar representa el principal potencial de flujo.

b) Cuando la interfase agua-aceite alcanza la salida del modelo de doble poro
(punto B), el aceite en el poro mas grande se desconecta hidraulicamente del
banco de aceite en forma de glébulos; si el gradiente viscoso de presion en el
poro 2, es insuficiente para desplazar el aceite, el glébulo quedara atrapado
como aceite residual.

C) De la ecuacion 3.34, se infiere que el rebasamiento y atrapamiento del aceite
puede reducirse aumentando la viscosidad o disminuyendo la tension interfacial,

para que con esto v; tienda a va.

Modelo de poro convergente-divergente.

Habiendo explicado anteriormente el mecanismo de atrapamiento de un glébulo
de aceite, ahora se visualizara el comportamiento de este glébulo de aceite ante el
gradiente viscoso de presion. Para lo anterior, considérese el poro y el globulo
desconectado del modelo de doble poro; las condiciones y propiedades del sistema son
similares, excepto que en el poro se consideran las heterogeneidades transversales, es
decir, el modelo de poro convergente-divergente. Dado que el sistema es
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preferentemente mojado por agua, el glébulo de aceite ocupara la parte central del
poro, mientras que en las paredes del poro el agua forma canales preferenciales de
flujo por los que rebasa al globulo de aceite.

En este rebasamiento, debido al flux molecular de momentum, el agua de
inyeccion ejerce un efecto de empuje o arrastre sobre el glébulo de aceite, induciendo
de esta forma una circulacion interna del gldbulo. La fuerza con la cual el glébulo de
aceite es arrastrado por el agua de inyeccion, esta dada por la ley de Stokes:

F, =uyv, (6r+al) (3.35)

De acuerdo con esta ley, aumentando la viscosidad o velocidad de la fase
acuosa, se incrementa la fuerza viscosa de arrastre que actia sobre el glébulo de

aceite y por lo tanto las posibilidades de movilizacién en poros de radio constante.

Para el caso en el que el poro presente heterogeneidad secuencial, su
representacion apropiada sera el del modelo de poro convergente-divergente, en el cual
el radio no es constante, tal como se muestra en la Figura 3.17. Este modelo conlleva
un segundo efecto importante en la movilizacion del globulo de aceite; la interfase agua-
aceite del glébulo deberd ajustarse, mediante deformaciones, al radio creciente o
decreciente del poro. La energia de deformacion aplicada a la interfase agua-aceite del

glébulo es equivalente a la presion capilar.

(3.36)
I r

2 1

b~ D -p.—2 [cos@z_coselj

Figura 3.17. Modelo de poro convergente-divergente.
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De la Figura 3.17, puede inferirse que a medida que el glébulo de aceite avanza
hacia la parte convergente del poro, el radio delantero r, de la interfase agua-aceite
disminuye, por lo que la presion capilar aumenta de acuerdo a la ecuacion 3.36, de
hecho, la presion capilar maxima se tiene cuando r, es igual al radio del

estrangulamiento re.

(3.37)
r I

e 1

Fc max pcmax A= 20—""0 [ i 92 ) Coseljﬂrlz

De lo anterior, se concluye que la movilizacion del glébulo de aceite en poros
convergentes-divergentes, depende de la competencia entre las fuerzas viscosas de
arrastre (ecuacién 3.35), y las fuerzas capilares (ecuacién 3.37), es decir:

Si Fx > Femax: existe movilizacion del aceite.

Si Fk < Femax.  existe atrapamiento del aceite

Experimentalmente se ha observado que para una relacion de radios re/r < 0.2 y
Fx > Fcmax, €l glébulo de aceite sufre una deformacion excesiva en la interfase delantera,
al grado que el desplazamiento es inestable, por lo que la movilizacion del aceite se
efectia por dispersion en pequefias gotas. Una vez que las gotas pasan el
estrangulamiento, éstas intentan reagruparse espontaneamente a través de un proceso

de coalescencia.
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CAPITULO IV
ANTECEDENTES DE LA INYECCION COMBINADA DE
ALCALI, SURFACTANTE Y POLIMERO (ASP)

En los campos maduros explotados con inyeccibn de agua, las bajas
recuperaciones de aceite se deben al atrapamiento del aceite, que como se explico
anteriormente, es retenido por las fuerzas capilares. Los métodos de recuperacion
mejorada buscan disminuir las fuerzas capilares e incrementar el flujo viscoso, tal que

este rebase la magnitud de las fuerzas capilares y logre movilizar el aceite remanente.

El proceso de recuperacidn mejorada por inyeccidon de productos quimicos
combinados (ASP), busca disminuir las fuerzas capilares mediante la disminucion de la
tension interfacial agua-aceite (owo), Y €l mejoramiento de los perfiles de inyeccién
mediante la modificacion de la viscosidad del agua de inyeccion (), logrando con esto

relaciones de movilidad favorables.

Para la modificacion de la tensién interfacial agua-aceite, es comun el uso de
surfactantes y alcali; para modificar la viscosidad del agua de inyeccién los polimeros
son los productos quimicos utilizados. Por separado estos productos quimicos pueden
mejorar las recuperaciones de hidrocarburos, sin embargo, el uso combinado de estos,

genera una sinergia que mejora por mucho los resultados individuales.
Antes de abordar el método combinado ASP, se describiran los métodos de

inyeccion de productos quimicos de forma individual, es decir, desplazamiento con

soluciones poliméricas, desplazamiento alcalino y desplazamiento miscelar.
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IV.1. Desplazamiento con Soluciones Poliméricas.

El uso de soluciones poliméricas en la industria petrolera ha sido extenso, ya
sea, en operaciones de perforacion, terminacion, reparacion, produccion y en proyectos
de recuperacion mejorada. En esta ultima aplicaciéon, se intenta incrementar la
recuperacion de las reservas de los yacimientos modificando las condiciones adversas

que afectan a la eficiencia de desplazamiento del agua de inyeccion, que en general

son dos:*’
o Relacion de movilidad agua-aceite desfavorable.
o Heterogeneidad excesiva del yacimiento.

Las caracteristicas de las soluciones poliméricas permitirdn mejorar, en los casos
anteriores, las eficiencias de desplazamiento areal y vertical, como se ilustra en la

Figura 4.1, a través de los dos mecanismos siguientes:*?

1. El polimero incrementa la viscosidad del agua inyectada. Esto reduce la relaciéon
de movilidad agua-aceite, incrementando las eficiencias de barrido.

2. El polimero se adsorbe a la roca que contacta y crea una resistencia adicional al
flujo de agua subsecuente, asi el flujo de agua y polimero es restringido y

obligado a desviarse a otras partes del yacimiento.

PRODUCTOR PRODUCTOR INYECCION DE AGUA

EL DESPLAZAMIENTO POLIMERICO Ko > K3 > Ky
PROPORCIONA UNA RELACION DE
MOVILIDAD FAVORABLE

INYECCION DE AGUA

™\ CON RELACION DE
"\ MOVILIDAD DESFAVORABLE

SOLUCION
POLIMERICA

INYECTOR INYECTOR

a) Mejoramiento de la eficiencia. b) Mejoramiento de la eficiencia
de barrido areal de barrido vertical.

Figura 4.1. Mejoramiento de las eficiencias de barrido areal y vertical
por la inyeccién de solucién polimérica.*
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IV.- ANTECEDENTES DE LA INYECCION COMBINADA DE ALCALI, SURFACTANTE Y POLIMERO (ASP)

IV.1.1. Definicién y Tipos de Polimeros.

A pesar de la aplicacion amplia en la industria petrolera, la connotacion
“polimero” es confusa para muchas personas; ésta confusion, en parte, se debe a la
gran variedad de polimeros disponibles en el mercado. La falta de entendimiento y
apreciacion de los polimeros y sus propiedades impacta en la seleccion del mejor

polimero para una aplicacién particular.®

El término polimero se deriva de las palabras griegas “polys” que significa
muchos y “meros” que significa partes o unidades; asi, un polimero es un producto
quimico constituido por macromoléculas en forma de cadenas formadas por moléculas
simples, llamadas mondmeros. Para que un compuesto quimico funcione como
mondmero debera tener al menos dos sitios reactivos, en los cuales otro monémero
pueda unirse y formar el polimero. La caracteristica principal es su gran peso molecular
que puede oscilar entre los miles y millones de gramos y es proporcional al grado de

polimerizacién; es decir, del numero de mondmeros presentes en el polimero.

Los polimeros que solo contienen monémeros de una sola composicion quimica
se conocen como “homopolimeros”, mientras que los polimeros que contienen

mondémeros de dos o mas tipos quimicos diferentes se conocen como “copolimeros”.

En la industria petrolera los polimeros se clasifican en dos tipos generales:

olimeros sintéticos y biopolimeros.**>** El
y

polimero sintético mas comun es la
poliacrilamida, mientras que el biopolimero comun es la xantana. La Tabla 4.1 presenta

las propiedades de diferentes polimeros utilizados en la industria.
Poliacrilamida.
El polimero sintético de cadenas mas largas utilizado en los procesos de

recuperacion mejorada de aceite es la poliacrilamida; éste se prepara por

polimerizacion de radicales libres. La estructura de las poliacrilamidas est4 compuesta
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Tabla 4.1. Comparacioén general de las propiedades de polimeros solubles en aguaa.33

Polimero

Viscosidad®
(@ 40 1bm/1000
gal y 300 rpm)
(cp)

Estabilidad a
la agitacién®

Tolerancia a
la sal’

Estabilidad al
pH acido®

Estabilidad a
las enzimas

(degradacion
biologica)®

Residuos al
rompimiento
del gelf

Aplicaciones

BIOPOLIMEROS

Goma guar

34

NS

NS

Fluidos de perforacion, reduccion de
friccion en estimulacion,
fracturamiento y perdida de
circulacion, aditivo para pérdidas de
fluidos de perforacion, espaciadores
y fracturamiento

Hidroxipropil
guar

36

NS

NS

Fluidos de perforacion, terminacion,
reparacion y espaciadores,
reductores de friccion en
fracturamiento y pérdidas de
circulacion

CcMC
(Carboximetil
celulosa)

55

NS

NS

RF

Fluidos de perforacién

HEC
(Hidroxietil
celulosa)

37

NS

NS

RF

Aditivos de pérdida de fluido para
espaciadores en cementacion,
fluidos de terminacion y reparacion,
fracturamiento, reduccion de friccion
en estimulacion, recuperacion
mejorada

CMHEC
(Carboximetilhidr
oxietil celulosa)

32

NS

NS

RF

Aditivos de pérdida de fluidos y
retardador para cementaciones,
espaciadores, geles ligeramente
acidos, agente desviador temporal
en fracturamiento

Goma Xantana

34

MS

MS

RF

Fluidos de perforacion, terminacion,
fracturamiento y recuperacion
mejorada

SINTETICOS

Poliacrilamida
(parcialmente
hidrolizada)

34

RF

Aditivo para perdida de fluido en
cementaciones, fluidos de
perforacion, reduccioén de friccion en
fracturamiento, recuperacion
mejorada e inhibidor de
incrustaciones.

Copolimero de
poliacrilamida

25

MC

RF

Aditivo para perdida de fluido en
cementaciones, fluidos de
perforacién, reduccion de friccion en
fracturamiento, recuperacion
mejorada: reduccion de la relacion
de movilidad agua/aceite,
mejoramiento del perfil de inyeccién

®

o

I3}

a

®

Estas propiedades fueron determinadas usando polimeros representativos de cada clase. El cambio de los polimeros
especificados podria alterar substancialmente las propiedades listadas. Esta tabla es una descripcion generalizada y no una lista
rigida de especificaciones.
La viscosidad se obtuvo con el polimero en agua fresca. Cambiando el peso molecular, el grado de substitucion, los moles de
substitucion o la naturaleza de los monémeros en el copolimero, alterara drasticamente la viscosidad.

El orden de estabilidad al agitado: 1 el menos estable, 3 el mas estable. La viscosidad de la goma xantana no se reduce
permanentemente por agitacion.
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por una cadena muy larga del mondmero acrilamida, el cual al combinarse
quimicamente produce la cadena polimérica mostrada en la Figura 4.2. El peso
molecular promedio de las poliacrilamidas disponibles en el mercado se encuentra en el

rango de 1 a 10 millones.

— CH— CH,— CH — CH, — CH — CH,—

Cc=0 c=0 c=0

NH, NH, NH,

Figura 4.2. Estructura de la Poliacrilamida.

Con objeto de modificar las propiedades de la poliacrilamida, algunas de las amidas
se substituyen quimicamente (hidrélisis) por el grupo carboxyl para formar una
poliacrilamida parcialmente hidrolizada, como se ilustra en la Figura 4.3. Este proceso
tiende a incrementar la capacidad viscosificante del agua dulce, pero reduce la del agua
salada. El grado de hidrdlisis corresponde con el porcentaje de los grupos de amidas que
han sido substituidos por grupos carboxyl. EI grado de hidrdlisis de las poliacrilamidas

parcialmente hidrolizadas disponibles comercialmente varia entre 0 y 30%.

— CH— CH,— CH— CH, — CH — CH,—

c=0 c=0 c=0

NH2 O_ Na+ NH2

Figura 4.3. Estructura de la Poliacrilamida parcialmente hidrolizada.

Las moléculas de las poliacrilamidas son muy flexibles y de un diametro pequefio,
formando cadenas muy largas, por lo que son muy sensibles a romperse por esfuerzos
cortantes 0 mecanicos altos. Estas moléculas poseen una polaridad muy alta, lo que las
hace muy afines al agua, pero no al petroleo; ademas, son relativamente inmunes al

ataque bacterial.?

50



IV.- ANTECEDENTES DE LA INYECCION COMBINADA DE ALCALI, SURFACTANTE Y POLIMERO (ASP)

Biopolimeros.

Los biopolimeros o polisacaridos son derivados de procesos de fermentacion,
mas que de la sintesis directa de sus monémeros en un reactor quimico. El biopolimero
mas comun es la goma xantana, la cual es producida por la bacteria xanthomonas
campestris. Su estructura quimica es mucho mas compleja que la correspondiente a las
poliacrilamidas, como se ilustra en la Figura 4.4. Debido a esta estructura molecular, la
cadena de este polimero es rigida, lo que la hace muy resistente a la degradacién
mecanica y la caracteriza con un poder viscosificante excelente en agua con alta
salinidad; sin embargo, en agua dulce tiene menor capacidad viscosificante que la

poliacrilamida.

El peso molecular promedio de los biopolimeros es menor que el de las
poliacrilamidas, del orden de 2 a 5 millones. Estos polimeros son muy susceptibles al
ataque bacteriano, por lo que sus soluciones deben tratarse con un agente biocida y una
sustancia para eliminar el oxigeno disuelto. Es conveniente filtrar las soluciones de
biopolimeros antes de ser inyectadas al yacimiento, para reducir los problemas de

taponamiento de los pozos inyectores.

Kelzan ML.F. (Biopolimero} CH.OH

CHxOF

Goma Xantana

Figura 4.4. Estructura de un biopolimero.
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IV.1.2. Propiedades de los Polimeros.
Degradacion de los Polimeros.

La propiedad que hace a las soluciones poliméricas util en los procesos de
recuperacion mejorada es su viscosidad (proporcional con el peso molecular del
polimero), que puede ser tan alta como cantidad de polimero se encuentre en solucion,
como se ilustra en la Figura 4.5. Esta propiedad debera ser estable a las condiciones
del yacimiento y durante el tiempo de residencia que se estime para el desplazamiento;
sin embargo, esta propiedad puede degradarse por tres mecanismos posibles:

degradacién quimica, degradacion bioldgica y degradacion mecanica.>>"3*

La degradacién quimica de una solucion polimérica se debe principalmente a la
presencia de iones divalentes y oxigeno, y al efecto de la temperatura. Los cationes
divalentes como Ca?* y Mg®* afectan la hidrélisis de las poliacrilamidas y por lo tanto la
estabilidad de la solucion o tendencia a flocular. Por otra parte, si en el agua de la
formacion existen cantidades pequefias de Fe?*, y si durante el manejo de la solucién
polimérica en superficie se introduce oxigeno, los cationes de fierro podrian oxidarse
produciendo Fe*', lo que podria flocular las poliacrilamidas y a los polisacaridos o
biopolimeros. La temperatura acelera los mecanismos anteriores. Las Figuras 4.6 y 4.7

muestran el efecto de soluciones idnicas sobre los polimeros. Algunas conclusiones
36

son:

o Los iones de Ca** tienen mayor efecto negativo que los iones de Mg?*.

o A temperaturas > 70°C (> 158°F) las poliacrilamidas estan limitadas a salinidades
menores a 200 ppm de Ca®". De 60 a 70°C (140 a 158°F), su desempefio
depende principalmente de la concentracion de iones divalentes y del peso
molecular del polimero

o La degradacién de la xantana es independiente de los iones divalentes, pero es

funcidn de la temperatura. Esta limitada a aplicaciones < 70°C (< 158°F)
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° Ninguno de los polimeros naturales estudiados tiene estabilidad aceptable a
90°C (194°F).

100
90 Goma
xantana
80
70
8 60 Poliacrilamida
o) (HPAM)
3
Q
?
S 40
30}
20 l
Hidroxietil
Celulosa
101 (HEC)
0 ] ] ] ] ] ] ]
0 800 1600 2400 3000

Concentracion de polimero (ppm)

Figura 4.5. Viscosidad vs concentracion de polimero:
velocidad de corte 7.3 s-1, 1% NaCl a 74°F.*

&
NN &

a) Baja salinidad b) Alta salinidad

28

Figura 4.6. Esquema del efecto de las soluciones iénicas en la conformacién
de polimeros flexibles como el HPAM.*'
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1000

Agua destilada &
\\
100

Viscosidad (cp)

-
o

3% NaCl B

X

0.01 0.1 1.0 10 100
Velocidad de corte (seg™)

Figura 4.7. Comportamiento de la viscosidad con respecto a la velocidad de corte de una
solucién HPAM, mostrando los efectos de la salinidad y el peso molecular a
temperatura ambiente. Peso molecular de A[3x10°] y B[5.5x10°].%'

La degradacion biolégica puede ocurrir tanto en los polimeros sintéticos como
en los biopolimeros; sin embargo, es mas comun en los ultimos. Consiste en la
destruccion de las moléculas de los polimeros por bacterias, o por procesos quimicos
gobernados por enzimas. Las variables que afectan la degradacion biolégica incluyen el
tipo de bacteria, presion, temperatura, salinidad y otros quimicos presentes; la
degradacion ocurre preferentemente a temperaturas y salinidades bajas. Las moléculas
de la xantana pueden destruirse bajo condiciones anaerdbicas por bacterias de

fermentacion, que atacan principalmente la glucosa de la molécula.

La estabilidad de una solucion polimérica contra la degradacion biolégica debera
probarse bajo condiciones de campo. El uso de biocidas es necesario para el manejo
en superficie de las soluciones poliméricas, y si la temperatura del yacimiento no es

muy alta, también se debera inyectar biocida junto con la solucién polimérica.

Las enzimas son agentes biolégicos que catalizan diferentes procesos en la

naturaleza; por ejemplo la hidrdlisis de los polisacaridos. Las plantas que producen un
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polisacarido, frecuentemente también contienen la enzima apropiada para la
descomposicion de dicho polisacarido. En tratamientos de yacimientos en los que se
usan tapones temporales de geles poliméricos, las enzimas se utilizan para la

descomposicion del tapon de gel.

La degradacion mecanica se refiere al rompimiento de las moléculas de los
polimeros cuando éstas se sujetan a alta velocidad de flujo, el cual puede presentarse
en las instalaciones superficiales (valvulas, orificios, bombas o tuberia), en el pozo
(disparos o cedazos), o en la cara de formacién. Los disparos del pozo es la zona
particular en la que las velocidades de flujo se incrementan al forzar el paso de los
fluidos inyectados a través de pequefios orificios, es por esta razén que se aconseja
efectuar la inyeccién de soluciones poliméricas a través de terminaciones en agujero
descubierto o empaques de arena. Los polimeros premezclados pueden disminuir la
tendencia de los polimeros a degradarse mecanicamente. En el yacimiento la
degradacion mecanica es minima, debido a que la velocidad se reduce drasticamente a

medida que se aleja del pozo inyector.

Todos los polimeros bajo condiciones de alta velocidad se ven afectados por la
degradacion mecanica; sin embargo, la poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM)
es la mas susceptible, particularmente si se encuentra en un ambiente de alta salinidad.
La Figura 4.7 ilustra el efecto de la degradacion mecanica. La Tabla 4.2 resume la

susceptibilidad de los polimeros a los diferentes tipos de degradacion

Propiedades Reolégicas de las Soluciones Poliméricas.

Como ya se ha mencionado la propiedad mas importante de las soluciones
poliméricas y que es de interés en el desplazamiento de aceite, es su viscosidad. La
viscosidad se puede definir como una medida de la energia disipada por un fluido en
movimiento, que se presenta por la resistencia que opone dicho fluido a una fuerza que
se aplica sobre él y que tiende a deformarlo. En flujo laminar unidimensional, los

términos esfuerzo cortante (t) y velocidad de corte (Sg) se usan para indicar, la fuerza
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aplicada y la respuesta del fluido. El esfuerzo cortante puede definirse como la fuerza

por unidad de area aplicada tangencialmente a la superficie del cuerpo que se va a

deformar. En forma similar, la velocidad de corte se define como el cambio en la

velocidad de flujo con la distancia.

Los fluidos Newtonianos presentan una relacién lineal entre el esfuerzo cortante

y la velocidad de corte dada por la ecuacién 4.1, que es la Ley de Newton de la

viscosidad. La constante de proporcionalidad () en la ecuacibn mencionada es la

viscosidad del fluido.

dv
T:—,ud—y:,uSR.

Tabla 4.2. Degradacion de polimeros y sus causas.?

(4.

1)

Susceptibilidad
Tipo de degradacion | Poliacrilamida | Goma xantana Causa Comentarios
. Los cationes Na+, lones divalentes son
quimica alta moderada . .
Ca++, Mg++ mas dafinos
- lones de metales de |Agravado por alta
quimica alta alta "y
transicion temp. y alto pH
quimica alta alta O)flgeno y agentes |Agravado por alta
oxidantes temperatura
Hidrolisis por Agravado bajo
- - condiciones
quimica alta alta compuestos 4cidos o -
aerobicas o alta
bases
temperatura
Agravado bajo
térmica alta>250°F alta>160°F  |Alta temperatura condiciones
aerobicas o alto pH.
. . Bacterias, hongos, Ag.ravado por t.eT“p'
microbial moderada alta bajas y/o condiciones
levadura -
aerobicas
Agitacion intensa y
alta velocidad en Agravado por
mecanica/agitado alta baja valvulas, orificios, cationes di- y
formaciones de baja |[trivalentes
permeabilidad
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Los fluidos no-Newtonianos son aquellos cuyo comportamiento no muestra una
proporcionalidad directa entre la velocidad de corte y el esfuerzo cortante aplicado; la
viscosidad de estos fluidos varia por muchos 6rdenes de magnitud con cambios en la

velocidad de corte o en el esfuerzo cortante bajo condiciones isotérmicas. Para estos

casos se define una viscosidad aparente (1) que varia con la velocidad de corte:

T=u4S,. (4.2)

El comportamiento de los fluidos Newtonianos y no-Newtonianos se ilustra en la
Figura 4.8. Las soluciones poliméricas son fluidos no-Newtonianos y frecuentemente
presentan un comportamiento reolégico complejo. Cuando dichas soluciones fluyen a
través de tubos capilares rectos se comportan como fluidos pseudoplasticos. En este
tipo de fluidos la viscosidad aparente (cociente del esfuerzo cortante y la velocidad de
corte medidos a una velocidad de corte dada), disminuye a medida que la velocidad de

corte se incrementa.*°

Sdlido Elastico

Pseudoplastico con punto de cedencia
- - -
- - g
-~ Plastico de Bingham
- -
-’ -"
PR L~
- - _ — Pseudoplastico
-, P -
7 - -

Dilatante con punto de cedencia

. » Newtoniano

Dilatante

Esfuerzo cortante, 1,,

Fluido inviscido

Velocidad de corte, 3—\;‘ (o SR)

Figura 4.8. Comportamiento de los fluidos, esfuerzo cortante con respecto
a la velocidad de corte.

57



IV.- ANTECEDENTES DE LA INYECCION COMBINADA DE ALCALI, SURFACTANTE Y POLIMERO (ASP)

Cuando las soluciones poliméricas fluyen a una velocidad mayor que un cierto
valor critico, presentan caracteristicas viscoelasticas. La viscoelasticidad se manifiesta
por una respuesta al esfuerzo cortante aplicado que combina caracteristicas de un

fluido puramente viscoso y de un sélido puramente elastico.

Para modelar el comportamiento mostrado por un fluido pseudoplastico existen
varias ecuaciones que son Uutiles bajo ciertas circunstancias, pero ninguna de ellas
puede considerarse de aplicacién universal. Una de las ecuaciones mas simples se
obtiene mediante la aproximacion con lineas rectas, de las secciones de una grafica de
7 contra Sk en escalas logaritmicas. Este método es conocido como modelo de la Ley

de Potencias, o modelo de Ostwald-de Waele y puede expresarse como:>°

r=-KS!, (4.3)

Donde K es el indice de consistencia y n es el indice de comportamiento; las
unidades deberan ser consistentes. El indice de comportamiento n, establece el tipo de

fluido que se esta caracterizando; asi, es posible tener tres casos:

l. n <1 ; fluido Pseudo-plastico (soluciones poliméricas).
Il. n =1 ; fluido Newtoniano.

1R n > 1 ; fluido Dilatante.

El modelo de Ley de Potencias ajusta datos experimentales para muchos fluidos
pseudoplasticos en niveles intermedios de velocidad de corte; sin embargo, a medida
que la velocidad de corte para un fluido pseudoplastico se acerca a cero, el esfuerzo
cortante tiende a cero y el comportamiento se rige por la ley de Newton de la
viscosidad, conociéndose como region inferior Newtoniana. Para velocidades de corte
lo suficientemente altas, el ritmo de crecimiento del esfuerzo cortante al aumentar la
velocidad de corte se mantiene constante, originando que el comportamiento sea
nuevamente Newtoniano, conocido como regién superior Newtoniana®. Este

comportamiento se ilustra en Figura 4.9.
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La viscosidad aparente para un fluido pseudoplastico, utilizando el modelo de la

Ley de Potencias esta dada por:

ﬂa:_iz_ﬁ

. = Ks. (4.4)

|

Region Newtoniana
Inferior Comportamiento

Pseudoplastico

Log. Viscosidad aparente, s,

[ —

Regién Newtoniana
Superior

Log. Velocidad de corte, seg’

Figura 4.9. Reograma de un fluido pseudoplastico mostrando
las regiones de comportamiento Newtoniano.

IV.1.3. Flujo a través de Medios Porosos.

El flujo de soluciones poliméricas a través de medios porosos es mucho mas
complicado que el caso de flujo en capilares, ya que ademas del efecto de los cambios
en la viscosidad del fluido con la velocidad de flujo, se ha demostrado en un gran
numero de determinaciones experimentales que al fluir soluciones poliméricas a través
de medios porosos consolidados y no consolidados, existe una reduccion apreciable
entre las concentraciones a la entrada y salida del medio poroso. Esta reduccioén en la
concentracion del polimero se ha explicado por medio de la retencién de las moléculas
del polimero dentro del medio poroso. También existe una cierta porciéon del volumen
poroso que no es contactado por la solucién polimérica, conocido como volumen poroso
inaccesible. Todo esto en conjunto altera la permeabilidad del medio poroso al paso de
la fase acuosa, factor importante en el comportamiento del desplazamiento en el

yacimiento.
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Retencion de las Moléculas de Polimero en el Medio Poroso.

La retencidén de moléculas de polimero en el medio poroso ocurre debido a tres

mecanismos>'3":

i. La adsorcion de las moléculas del polimero en las paredes de la matriz rocosa.
ii. Entrampamiento de macromoléculas poliméricas en los poros y constricciones
mas pequenos que el tamano de dichas molécula.

iii. Retencioén hidrodinamica.

Adsorcion. Se ha demostrado en experimentos bajo condiciones estaticas que
las moléculas de polimero se adsorben en la superficie de la mayoria de los minerales,
variando en magnitud para diferentes minerales. En general el carbonato de calcio
presenta una mayor afinidad por el polimero que la silice; esto se observa en la Figura
4.10. También se ha observado que la adsorcibn aumenta al incrementarse la
concentracion del polimero y/o la salinidad del solvente; en el caso de la salinidad su

efecto es exponencial, Figura 4.11.

0.6 T T T T
Carbonato gle calcio
- (0.4% Ca**[adicionado a
E B . la solucion ge NaCl) 7]
g 1. -
2 0.4
o .
m o
£ ° Carbonatb de calcio
(—3 = ° ) -
[oR )
(] o
©
§ 0.2
o
[o]
[72)
© | —
< .
o Silice
0 ]
0 50 100 150 200

Concentracion de polimero en equilibrio (ppm)

Figura 4.10. Isoterma de adsorcién para HPAM (M) de una solucién de cloruro
de sodio al 10% sobre carbonato de calcio y silice, Smith®,
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Algunos investigadores proponen que la adsorcién de moléculas del polimero
ocurre en forma de una capa que recubre los granos de la roca, Figura 4.12. Debido a
la naturaleza hidrofilica de esta capa, al pasar el agua la capa tiende a incrementar su
volumen, reduciendo asi la permeabilidad efectiva al agua; en cambio, cuando fluye el
aceite no ocurre este hinchamiento.
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0.1 1.0 10 100
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Figura 4.11. Efecto de la salinidad sobre la adsorcion del HPAM en el silice, Smith®.
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Figura 4.12. Las moléculas de polimero adsorbidas reducen el diametro de los poros en
una arenisca. Las moléculas adsorbidas son rodeadas por el solvente®.
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Entrampamiento. Este mecanismo se presenta en canales de flujo en el medio
poroso cuya entrada es ligeramente mayor al tamafo medio de la molécula de
polimero, de forma tal que ésta puede entrar al poro, pero si la salida del canal posee
un diametro menor al de dicha molécula, entonces ésta no podra salir, quedando
atrapada en el canal. Debido a la naturaleza hidrofilica de la molécula existira una
restriccion al flujo del agua, pero el aceite todavia podra fluir en dicho canal (se supone
que todavia existe dentro del canal cierto espacio libre para el flujo). Es conveniente
diferenciar este mecanismo del correspondiente al taponamiento del medio poroso, ya
que este ultimo es un bloqueo irreversible de los canales de flujo, impidiendo todo tipo

de movimiento de fluidos.

Algunos investigadores han concluido que la adsorcion es el mecanismo
dominante en rocas con permeabilidades intermedias, mientras que el entrampamiento

predomina en rocas de baja permeabilidad.

Retencién hidrodinamica. Es el mecanismo de retencion menos definido y
entendido. La idea surge de la observacion de que después de que se han alcanzado
las condiciones estacionarias en un experimento de retencidon de polimero en un nucleo,
la cantidad de polimero retenido cambia cuando la velocidad de flujo se ajusta a un
nuevo valor. Es decir la retencién hidrodinamica es dependiente del gasto de inyeccion.
Este mecanismo, aunque interesante, probablemente no tenga un efecto muy

importante a nivel de campo.

En la mayoria de los casos de aplicaciones de desplazamiento con soluciones
poliméricas como método de recuperacion mejorada, la retencion de polimero se
considera instantanea e irreversible. Esto no es completamente cierto ya que pequefias
cantidades de polimero retenido pueden removerse de los poros después de una
exposicion prolongada al agua de inyeccion, aunque esta cantidad es tan pequefia no
ha sido posible medir exactamente las concentraciones. Por esta razon es mas exacto

establecer que la retencién de polimero es mucho mayor que la remocién del mismo.*
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La retencion de polimero en el medio poroso puede correlacionarse por medio

del modelo isotérmico de Langmuir, el cual esta dado por:

¢ :albilc’ (4.5)
(1+b,C)
Donde:

€ = adsorcién de polimero
C = concentracion de polimero en la solucion

as, b; = constantes.

El modelo de Langmuir es una relacion de equilibrio, y su aplicaciéon supone que
la retencién es instantanea. Las constantes a; y by se determinan a través de un ajuste
de los datos; una grafica normal de 1/C vs 1/C se ajustara con una linea recta con
pendiente 1/a:b; e intercepciéon 1/a;. En el modelo de Langmuir, la retencion es
reversible, por lo que cuando se considera que la retencion de polimero es irreversible,

el modelo no puede usarse cuando la concentracion de polimero esta decreciendo.

En general la retencién de biopolimero es menor que la retencion de las
poliacrilamidas a concentraciones similares. También la retencion de biopolimero puede
ser menor cuando existe aceite en el medio poroso. La Tabla 4.3 presenta algunos

valores de retencion de polimeros reportados en la literatura.

Volumen Poroso Inaccesible.

En el desarrollo de pruebas de desplazamiento con soluciones poliméricas,
muchos investigadores han observado que cuando la adsorcion de polimero del medio
poroso se ha llevado a cabo, la irrupcion de polimero ocurre antes que la irrupcion de
un trazador que se ha inyectado junto con el polimero (Figura 4.13). Este fendbmeno se
ha atribuido al hecho de que existe una parte del volumen poroso que es inaccesible a

la solucion polimérica, conocida como “Volumen Poroso Inaccesible”.
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Tabla 4.3. Datos de adsorcion reportados en la literatura.>

Salinidad Peso Sup.
Concent.|  Retencién-adsorcion Temp. k ) del solv. | Molec. | especifica
Polimero | Kaim® | wglg | wgim® | kgim’ | °C Adsorbente pm’ % ppm m’lg Autor
PAA - 10.2 0.105 Arena 0.122 20.3 1901 6.28  [Meister y col.
Poliacrilamida - 8.3 0.08 ‘ 0.346 22 1710 6.21 "
- 9.4 0.102 “ 0.154 19.7 5150 6.25 "
17.8 0.176 ‘ 0.179 22 1900 6.12
1.9 0.015 Dolomita 0.073 20.9 1852 3.21
8.4 0.097 ! 0.097 20.6 1710 3
9.5 0.101 ! 0.091 75.7 5150 3.11
15.3 0.177 ! 0.062 1900 3.23
360.4 0.123 Arcilla 0.045 1600 13.14
0.5 18 - 0.173 20000 Szabo
0.187 9 - 0.173 200000 !
0.25 20 - 0.08 30000 Dominguez
0.25 80) Arena Mioc. 30000
0.5 160] Arena Ottawa Mungan
208] 80 23 | Arena empacada 0| 27x10° 26
356 137 “ ‘ 90000 ‘ Klein
494 190 “ “ 58000
692] 266 “ “ 230000
135 52 50 ‘ 0 ‘
211 81 ‘ “ 90000 !
2371 91 ‘ ‘ 58000 !
408 157 “ “ 230000 !
104 40 75 ‘ 0 !
143] 55 “ “ 58000 !
2731 105 ‘ ‘ 230000 !
185 71 23 “ 0| 1.0x10°
283 109 “ ‘ 90000 ‘
364 141 ‘ “ 58000
484 186 “ “ 230000
10 100 * * 40000 " Chauveteau
Xantana 0.58 700 (41) 0.62 55 | ArenaBenthem Létsch
0.63 83| (56) 0.69 ‘ !
1.35 151 (68) 1.11 ‘ !
245 114 (61) 0.88 ‘ !
3.1 123 0.99 ‘ !
116 56 Nucleo 170000 Volz
81’ “ “ ‘
647 ‘ ‘ !
20° ‘ ‘ ‘
0.4 3 Sorbie
0.05 0.4
10[ 100 arena 100000 Chauveteau
Scleroglucan 0.1 17 (10) 0.13 55 ! Lotsch
0.31 35 0.27 “ ‘
0.56 58 0.47
0.85 117 0.9
0.92 126] (78) 0.98
1.45 149 (59) 1.1
Terpolymer4 1.2 173 (149) 56 NUcleo 170000 Volz
92[ (41) " " "

* Datos entre ( ): adsorcién irreversible en ug/g

' Con preflujo de 0.3 V.P. 2kg/m® PAA (poliacrilamida)

2 Con preflujo de 0.3 V.P. 2kg/m’> HEC

3Con preflujo de 0.3 V.P. 2kg/m3 de polietilenglicol de peso molecular 1000
*Hille capitulo 3
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LA RETENCION DEL POLIMERO SOBRE
LA ROCA SE SATISFACE ANTES DE |(—F’ULSO—)|
LA INYECCION DEL PULSO
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Figura 4.13. Demostracion del fenémeno del volumen poroso inaccesible.

Este volumen poroso inaccesible consiste de aquella parte del medio poroso
cuyo didametro medio de poro es menor que el diametro medio de la molécula de
polimero. Esta porcibn de poros esta disponible para el flujo del agua (roca
preferentemente mojable por agua), pero no para la solucidon polimérica, por lo que la
porosidad efectiva al flujo del agua es mayor que la correspondiente a la solucion
polimérica, lo que ocasiona que la velocidad de flujo del polimero sea mayor que la
correspondiente al agua. El tamafo de poro puede determinarse a partir de las curvas

de presion capilar, tension interfacial y angulo de contacto:

e 20C0s0
P.

(4.6)

Otra explicacién al fendmeno de volumen poroso inaccesible es la dispersion.>*
El hecho de que un componente alcance la salida del nucleo antes que el otro podria
atribuirse a diferentes coeficientes de difusion, lo que explicaria la dispersion de un
componente mas rapido que el otro. Esto debera tomarse en cuenta en el analisis de

los resultados de las pruebas de laboratorio.
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El volumen poroso inaccesible es la causa primordial de la reduccion en la
magnitud de la adsorcién del polimero que se observa en una prueba dinamica, en
comparacién con la presente en una prueba estatica. El volumen poroso inaccesible se
presenta en todos los tipos de medios porosos, tanto para biopolimeros como para
poliacrilamidas y su magnitud se incrementa a medida que el peso molecular se
incrementa, y la porosidad y permeabilidad disminuyen; se ha encontrado que el
volumen poroso inaccesible puede ser minimo desde 1 a 2% y tan grande como 25 a
30%.

Reduccion de la Permeabilidad.

El polimero retenido en el medio poroso reduce la permeabilidad de la roca; esta
reduccion de permeabilidad depende del tipo de polimero, cantidad de polimero
retenido, del tamano y distribucion de poro. En la practica la reduccién de permeabilidad
se caracteriza a través del llamado “Factor de Resistencia”. Pye® defini¢ el factor de
resistencia, R, el cual toma en cuenta todos los factores ya mencionados y los expresa
como una sola cantidad, que permite conocer la efectividad con que una solucidn

polimérica de una concentracion dada reduce una relacion adversa de movilidades.

El factor de resistencia, R, se define como el cociente de la movilidad del agua o
salmuera y la movilidad de la solucion de polimeros, ambas medidas a la misma

saturacion residual de aceite.

Rt K Ho (4.7)
A, 1, K,

p

La Figura 4.14 presenta el comportamiento del factor de resistencia para una
solucion de poliacrilamidas, al fluir a través de un nucleo de arenisca Berea; también se
muestra el efecto de la concentracién de la solucion polimérica sobre el factor de

resistencia.
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Figura 4.14. Factor de resistencia vs velocidad superficial (Pusher 500).

Debido al alto costo de los polimeros, no es posible mantener una inyeccion
continua de la solucién polimérica, por lo que se recurre a inyectar un volumen finito de la
solucion (normalmente variando entre 0.1 a 0.3 PV), seguido por inyeccidon de agua
normal. Este bache de solucidon polimérica modifica la permeabilidad efectiva de la
formacion a través de la que fluye, tal como queda de manifiesto por el valor del factor de
resistencia. Sin embargo, debido a las caracteristicas hidrofilicas de las moléculas del
polimero, parte de la disminucién de la permeabilidad efectiva de la formacién permanece
aun después de que ha circulado por el medio poroso un volumen apreciable de agua que
sigue y desplaza al bache de polimeros. Esta resistencia residual al paso del agua dejada
en el medio poroso por la solucion polimérica es de gran importancia en la eficiencia de un
proyecto de recuperacion de hidrocarburos mediante este proceso y se encuentra

caracterizada por el "Factor de Resistencia Residual", R;, el cual se define como:

_ A, (antesdel pasodelasolucion polimérica)
A, (despues del pasodelasolucion polimérica) -

(4.8)

r
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IV.1.4. Teoria de Flujo Fraccional en Soluciones Poliméricas.

La teoria clasica de Buckley-Leverett ha sido extendida para describir el proceso
de inyeccion de soluciones poliméricas; Pope*® generalizo la teoria de flujo fraccional
considerando la inyeccidon continua de una solucién polimérica de concentracion
constante en un yacimiento de geometria lineal; considera que no existe dispersion en
el frente ni degradacion quimica, y que el polimero es parcialmente adsorbido en la roca
que contacta la solucion polimérica. El perfil de saturacién de este modelo se muestra
en la Figura 4.15; el segundo frente marca la division entre una region de concentraciéon
de polimero uniforme igual a la inyectada (C;), y la regiéon de cero concentracion de
polimero. A medida que este segundo frente avanza, el polimero se deposita en la roca,
dejando al agua inyectada sin polimero. Esta agua de inyeccidn sin polimero y el agua

congénita forman un banco el cual es empujado por el segundo frente.

El desplazamiento polimérico también puede explicarse en términos de las
curvas de flujo fraccional para agua y solucién polimérica. La Figura 4.16 presenta un
diagrama tipico de las curvas f, vs S,. Las suposiciones empleadas en la aplicacion de

la teoria de flujo fraccional son:

1
NS T T T T T T T 77 (1 -Sor)
(7]
o]
>
[*)
<
3 Solucién I
S Polimérica a : Sw2
'g concentracion | Agua congénita
5 de inyeccion | y aguadela
© I solucion sin
“w : polimero : (SurSue)
| | Agua congénita
I
0 ! |
0 Distancia desde el pozo inyector L

Figura 4.15. Frentes de saturacion de agua en un desplazamiento polimérico lineal.*
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Saturacton de Agua 5,

Figura 4.16. Curvas de flujo fraccional para agua y solucién polimérica.*’

i) El flujo es lineal e incompresible, no existen efectos gravitacionales ni capilares.
La ultima condicién (p. = 0) asegura que la ecuacion de saturacion sea
hiperbdlica y que ocurra la formacién del frente.

ii) La inyeccidon de la solucidn polimérica es continua con una concentracion de
inyeccion, C; = constante.

iii) No hay dispersion ni degradacién del polimero.

iv) La adsorcién del polimero es a su valor de equilibrio y la cantidad adsorbida, C,,

es funcion de la concentracion Cy no de S,,.

Con las suposiciones anteriores se establece el principio de conservacién de

masa para el agua:

2, +Q(6fwj:0_ (4.9)
ot Ag\ ox
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Para la solucién polimérica:

0 q o B
a(swc)+ at A¢8X(f C)=0. (4.10)

Como C; es funcion solo de C, expandiendo la ecuacion 4.10 y usando 4.9:

(SW dc, jac qf, oC 0. 4.11)
dC ) ot A¢ax

Como la isoterma de adsorcién tiene una curvatura negativa, implica que
(d?C,/dC? < 0), lo cual garantiza un frente discontinuo vertical de la solucién polimérica,
originando también otros frentes discontinuos mostrados en la Figura 4.15; los cuales
pueden obtenerse al resolver la ecuacion 4.11. De las Figuras 4.15 y 4.16 se puede

establecer lo siguiente:

o Al inyectar la solucion polimérica de concentracion C;, en el medio poroso lineal,
se desplaza agua congénita, la cual forma un banco, que a su vez desplaza al
aceite, conforme a la curva de flujo fraccional agua-aceite (curva 1 de la figura
4.16), en la cual se determina la saturacién S,, en el frente agua-aceite,
mediante el trazo de la tangente a la curva de flujo fraccional.

o La saturacion de agua correspondiente al frente, S35 se obtiene mediante la
intercepciodn con la curva de flujo fraccional del agua (curva 1) de la tangente a la
curva de flujo fraccional de la solucién polimérica (curva 2), apoyada en el punto
—b (b=C,/C)), ubicado a la izquierda del origen, Figura 4.16.

o La saturacion correspondiente al tercer frente, el correspondiente a la solucién
polimérica, S,4, se obtiene como la del punto de tangencia a la curva de flujo
fraccional del polimero, trazada a partir del punto (-b, 0).

. Los flujo fraccionales correspondientes a lo tres frentes descritos, fy2, fuws, fws S€

ilustran en la Figura 4.16.
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De la Figura 4.16, la velocidad del frente de la solucién polimérica es:

of,, I R (4.12)
aSW Sol. polimerica ( Caj

S..+
C.

La relacion entre los frentes de la solucién polimérica y del agua que ha perdido

polimero es:

w4 — w4 w3 . (413)

La velocidad del frente de agua congénita es:

o, - he (4.14)
aSW Agua congenita S - S

Sw=Sw2 wl

w2

IV.1.5. Procedimiento de Inyeccion de Soluciones Poliméricas.

Generalmente la inyeccion de polimeros se lleva a cabo en yacimientos donde
previamente se ha inyectado agua como un método de recuperacion secundaria; este flujo
de agua previo permite conocer la presencia de heterogeneidades, la inyectividad y
presencia de arcillas o sales reactivas y algunos otros parametros que son de gran utilidad
al momento de inyectar una solucion polimérica, asi como abrir canales de flujo y de esta
manera preparar al yacimiento. La Figura 4.17 muestra un esquema de una inyeccion de
polimeros tipica, donde se ilustra la creacién de diferentes bancos; al frente ira el banco de
aceite creado por la inyeccién de polimeros; tras de éste, un bache o banco donde fluyen

de manera simultanea aceite y agua; posteriormente el bache de agua de
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; En este banco fluyen aguay aceite Sélo fluye aceite 1
Aceite residual
\ ) Banco
2 de aceite ¥
Banco de
\ Agua de Banco de agua y aceite
i i limero
inyeccion po
e
\ Agua Agua
~ congénita

Figura 4.17. Inyeccién de polimero.

acondicionamiento o preparacion, tras del cual va el bache de polimero, para terminar con

otro bache de agua que desplaza al banco de polimero.

IV.2. Desplazamiento con Soluciones Alcalinas.

Desde hace tiempo se ha reconocido que las fuerzas capilares son las
responsables de las grandes cantidades de aceite que se quedan atrapadas en las zonas
barridas por el agua de inyeccion, y que estas fuerzas capilares son resultado de la
tension interfacial generada en los desplazamientos inmiscibles agua-aceite. Se ha notado
que disminuyendo la tensién interfacial agua-aceite se mejora la eficiencia del proceso
inmiscible. En 1927, H. Atkinson obtuvo la primera patente que incluia la adicion de un
caustico o alcali (hidroxido de sodio) al agua de inyeccion, con el propdsito de disminuir la
tension interfacial entre los fluidos desplazante y desplazado, y aumentar asi la
recuperacion de aceite. Posteriormente, otros investigadores han propuesto el empleo de
otras sales, tales como el carbonato de sodio, el silicato de sodio y soluciones diluidas de

hidréxido de sodio y potasio, entre otros, con el mismo fin.
Los alcalis tienen la propiedad de reaccionar con algunos aceites de cierta

composicidn, con los cuales forman surfactantes naturales que disminuyen la tension

interfacial entre el fluido desplazante (solucion alcalina) y el desplazado (petréleo).
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IV.2.1. Tipos y Propiedades de los Alcalis.

Los alcalis son sales inorganicas que tienen la caracteristica de tener un valor de
pH muy alto. Los alcalis mas comunmente empleados como aditivos al agua de inyeccién
son el hidroxido de sodio, el hidréxido de amoniaco, el hidroxido de potasio, el ortosilicato
de sodio, el fosfato trisédico, el carbonato de sodio y el silicato de sodio. La Tabla 4.4
enlista algunas caracteristicas de estos alcalis. De estos aditivos, el hidroxido de sodio y el
ortosilicato de sodio son los mas efectivos para aumentar la recuperacion de aceite y

tienen un costo relativamente bajo como se observa en la Tabla 4.4.

Tabla 4.4. Compuestos alcalinos y algunas de sus caracteristicas.

Agua Rango de
pH Na,0 | Aguafria | caliente precios
Compuesto| Formula | Peso Mol. | 0% NaCl | 1% NaCl % g/100cm® | g/100cm® | $USD/ton seca
Hidroxido del - NaoH 40 1315 | 125 | 0775 42 347 285-335
Ortosilicato | na si0, | 184 12.92 124 | 0674 15 56 300-385
de sodio
Metasilicato | ., s, 122 12.6 124 | 0508 19 91 310-415
de sodio
Amoniaco | NH, 17 11.45 11.37 - 89.9 74 190-205
Carbonato |\, co, 106 1137 | 1125 | 0585 7.1 455 90-95
de sodio

Sin embargo, estos compuestos quimicos presentan la desventaja que
practicamente todas las rocas tienden a reaccionar con ellos, neutralizando su efecto
hasta cierto punto y reduciendo su concentracion en el agua alcalina. Se han determinado
que las calizas y dolomitas reaccionan poco con el NaOH y que la reaccion con la silice de
las areniscas no presenta un problema serio; sin embargo, la reaccion con los
componentes arcillosos de algunas rocas puede ser significativa. Es conveniente realizar
pruebas extensivas en el laboratorio para determinar la reactividad de la roca del
yacimiento con el alcali a emplear, pues si ésta es demasiado alta puede provocar un
fracaso si se implementa el proceso. La reactividad de la roca del yacimiento se expresa

en miliequivalentes de reactivo consumido por cada 100 gr de roca (meg/100 gr).
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IV.2.2. Mecanismos de Desplazamiento de las Soluciones Alcalinas.

Aun cuando a primera vista puede parecer que el proceso de desplazamiento de
aceite mediante la inyeccion de soluciones alcalinas es sencillo y relativamente barato,
esto es una apreciacion erronea, pues los mecanismos involucrados en este proceso son
complejos y no totalmente comprendidos. En general, la recuperacion adicional de aceite

se puede atribuir a la accién individual o combinada de los mecanismos siguientes:

I Interaccion petroleo-alcali: reduccion de la tension interfacial agua-aceite vy
generacion de emulsiones aceite-agua.

i. Interaccidn roca-alcali: alteracion de la mojabilidad.

iii. Precipitaciéon quimica producida por el mezclado de la solucion alcalina con

algunos elementos presentes en el agua del yacimiento.

El efecto de los dos primeros mecanismos se puede ilustrar con la definicion del

Numero Capilar.
Numero Capilar.

Como se establecid en el comportamiento del desplazamiento inmiscible agua-
aceite, la movilizacién esta regida por la interrelacion de las fuerzas viscosas que tienden
a desplazar el aceite, y las fuerzas capilares que son las responsables de la retencion del
aceite en el medio poroso. La interrelacion de estas fuerzas puede establecerse mediante
la definicién del nimero adimensional conocido como “Numero Capilar” (Ng,), el cual se

define como sigue:

_ fuerzasviscosas  vul
fuerzascapilares o cos@

(4.15)

ca
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Este numero capilar se encuentra en la expresion de flujo del modelo de doble poro
en donde se hace el balance de las fuerzas viscosas y capilares (ecuacion 3.29), y

también se puede expresar de la siguiente forma:

4L (1 1
I =
v, _ ar,0c0s6 L r

_ _ (4.16)
. Al (1 1
alocosd

<

Se ha determinado que la magnitud de la saturacién residual de aceite dejada por
un proceso de desplazamiento con agua, es funcion de este numero, como se muestra en
la Figura 4.18. En los procesos de desplazamiento con agua, el valor del N.,, es del orden
de 10 se ha determinado experimentalmente que incrementando el N, en el rango de
10™* < Ng < 102 se puede reducir la saturacién de aceite residual, incrementando la

recuperacion de aceite.

35 |
cos B=1

= 30 [
5
()
< 25 -
3
°
3
fudt 20 _—
2 Ori
= rigen
®
o 15 | 796 Gallup
'CCJ —_— 793 Dalton
Q| e 799 Dalton
S 10 I —_———— 873 Bryans Mill
§ ______ 879 Bandera
$ ------- 880 Berea

5 |— _ 88 Indiana

0 ] |||| ] |||| ] Lol ] |||| ] |||| ] L

107 10° 105 10 107 102 107

. \/ : ;
Numero Capilar, Nca=¢ Hou , (adimensional)
0, Cosa\ u,

Figura 4.18. Efecto del Numero Capilar (N.,) sobre la saturacién de aceite residual (S,,).
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Como puede observarse en la ecuacion 4.15, una forma de aumentar el numero
capilar de manera significativa es disminuyendo la tension interfacial; si en un proceso
convencional de inyeccidon de agua, se redujera la tensién interfacial agua-aceite en un
rango de 2 a 3 6érdenes de magnitud, el valor resultante del Numero Capilar se encontraria
en el rango deseado. Es este el objetivo que se persigue con la inyeccion de soluciones
alcalinas, que como ha demostrado con estudios de laboratorio, reaccionan con ciertos
compuestos acidos organicos del crudo formando "in situ", surfactantes que disminuyen la
tension interfacial agua-aceite. Por otra parte, las soluciones alcalinas afectaran el numero

capilar por medio de la mojabilidad, a través del angulo de contacto.

Interaccion Petréleo-Alcali.

Reduccién de la Tension Interfacial Agua-Aceite. Como se ha mencionado, los
alcalis tienen la propiedad de reaccionar con ciertos compuestos acidos organicos del
crudo, formando surfactantes que disminuyen la tension interfacial agua-aceite. La
magnitud de la disminucién en la tension interfacial es funcién de: (1) concentracién y tipo
de alcali, (2) cantidad de componentes acidos organicos presentes en el crudo, (3)

concentracion y tipos de sales presentes en la solucién, y (4) pH de la solucion.

La Figura 4.19 (a) ilustra el efecto de la concentracion del hidroxido de sodio
(NaOH) disuelto en el agua de inyeccion en la disminucién de la tension interfacial agua-
aceite, pudiendo observarse que en el rango de concentraciones de NaOH entre 0.01 y
0.1% en peso, la tensién interfacial agua-aceite disminuye drasticamente al incrementarse
la concentracion del alcali, hasta alcanzar valores ultra-bajos (inferiores a 0.01 dinas/cm);
sin embargo, al incrementarse la concentracion del alcali por encima de este valor, el
efecto sobre la tension interfacial es inverso, notandose un aumentando de ésta al
incrementarse la concentracion del NaOH. De lo anterior se deduce que para una
combinacion dada de alcali-petréleo crudo, a ciertas condiciones de temperatura y

presion, existe un valor de concentracion maximo de alcali que permite alcanzar valores
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ultra-bajos de tension interfacial agua/aceite (inferiores a 0.01 dinas/cm), el cual requiere

ser determinado en forma experimental.

Por otro lado la Figura 4.19 (b) muestra que el alcali no tiene el mismo efecto en
todos los tipos de crudo. Como puede apreciarse en la figura, sélo con el crudo D fue
posible alcanzar la tension interfacial agua-aceite ultrabaja (inferior a 0.01 dinas/cm),
mientras que para los crudos A, B y C no existe una concentracion 6ptima de alcali que
proporcione una reduccion de la tensién interfacial a un valor ultrabajo que incremente el
NUmero Capilar al rango deseado de 10™ < N¢, < 10, en donde se obtiene un incremento
en la recuperacion de aceite sustancial, reduciendo la saturacion de aceite residual. La

Tabla 4.5 presenta las caracteristicas fisicas de los crudos mostrados en la Figura 4.19

(b).

10 100
- —_— A
e 10

£ (] \
L 10k )
8 E ‘ E B
3 F S 10 A
z | - 2 \ ) \/ c
g o ’
o /| b= /
t 01 D
2 = ‘g 0.1 /
£ - £ \LD/
2 | [ 5 5 alor menor
[ Sl que el
=001k F 001 | ndicado, /

E i iff iConcentrafion 6ptima rd \j

- III:.‘lII‘_:::I LLULLLLL L L L 1Ll 0.001 I

0.01 2017 1.0 10.0 0.01 0.1 1.0 10.0
Concentracién de NaOH (%wt) Concentracion de NaOH (%wt)
(a) Tension interfacial vs concentracion (b) Tension interfacial vs concentracion
de alcali para un crudo de 12.2 °API. de alcali para cuatro diferentes crudos.

Figura 4.19. Comportamiento de la Tensién interfacial vs la concentracién de alcali.

De pruebas de desplazamiento en nucleos se ha establecido que existe una
dependencia entre la recuperacion de aceite y la concentracion de alcali, de tal forma que
la recuperacion de aceite maxima corresponde a la concentracion de alcali que

proporciona la reducciéon maxima en la tension interfacial. Esta conclusion se ilustra con la
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Figura 4.20, la cual presenta las pruebas de desplazamiento efectuadas con las

concentraciones mostradas en la Figura 4.19 (a).

Como puede observarse en la Figura 4.19, no todos los crudos reaccionan de igual
manera con el alcali, debido a que la generacion de surfactantes “in situ” obedece a la
reaccion del alcali con ciertos compuestos acidos presentes en el aceite; el grado de
reactividad de un crudo con un cierto alcali se correlaciona con el parametro llamado
“Numero Acido” (N,).

Tabla 4.5. Propiedades fisicas de los crudos de la figura 4.19.

Temp. del | Viscosidad
Densidad | yacimiento | del aceite
Designacion °API °F cp
Crudo sudamericano 12.2 176 187
Crudo norteamericano A 32 160 1.3
Crudo norteamericano B 35.2 105 6.4
Crudo norteamericano C 25.9 150 8
Crudo norteamericano D 19.8 120 40
100 l
0.01%[NaOH N
/7
7/
4
T [l /
% 10 - 7
§ ! +10.1% flaOH
.qé Il // I 1% fla
.g 1.0 AguJ” /N;E:ﬁ .
% / / /
AL
8 U / T
& o
% 0.10 ,{ a
|/
/. GFudo dd 12.2°4PI
0.01

0 10 20 30 40 50 60 70
Aceite producido (%VP)

Figura 4.20. Recuperacion de aceite como funcién del volumen acumulativo
inyectado de solucion alcalina con diferentes concentraciones.
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Numero Acido, Na. Se define como el nimero de miligramos de hidréxido de
potasio (KOH) requeridos para neutralizar 1 gr de aceite crudo a un pH de 7.0. Se ha
establecido que para que un yacimiento sea un buen candidato para la aplicacion de este
proceso, debe mostrar un Ny > 0.5 mg KOH/gr de petrdleo crudo.’ Es importante
mencionar que aunque un cierto aceite tenga un Ns > 0.5, no significa que éste sea

desplazado en forma exitosa con una solucién alcalina.

El grado de disminucién de la tension interfacial debida al contacto del crudo con
soluciones alcalinas también esta afectado por la composicion del agua de la solucion
alcalina. Los iones multivalentes (Ca’™ y Mg™) precipitan el caustico en forma de
hidroxidos insolubles, reduciendo su concentracion; estos iones multivalentes reaccionan
con los acidos organicos del aceite y forman surfactantes de calcio o magnesio, los cuales
son mucho menos eficientes. El calcio afecta mucho mas que el magnesio, tal como se
muestra en la Figura 4.21.* Por otra parte, se ha demostrado que el cloruro de sodio
(NaCl) resulta benéfico para las soluciones alcalinas; en la Figura 4.22 puede notarse que
el NaCl reduce la concentracion del alcali necesaria para alcanzar la maxima reduccién en
la tensidn interfacial, por lo que resulta mas eficaz preparar soluciones alcalinas utilizando

salmuera como solvente, que con agua dulce.

El pH de las soluciones alcalinas también afecta el desempefio de las mismas. La
Figura 4.23 muestra el efecto del pH en la tension interfacial y la saturacién de aceite
residual. De la Figura 4.23 (b) puede observarse que existe un rango 6ptimo de pH que

permite obtener la saturacion de aceite residual minima (maxima recuperacion).

Formaciéon de Emulsiones. Las soluciones alcalinas, ademas de tener el efecto
favorable de la disminucion de la tension interfacial agua-aceite, se ha observado que
también tienen la capacidad de formar emulsiones “in situ” agua en aceite; estas
emulsiones reducen la movilidad del fluido acuoso inyectado, ademas de generar altos
gradientes de presion no uniformes en el frente de la emulsion, los cuales podrian vencer

las fuerzas capilares y desplazar aceite del medio poroso. Los mecanismos anteriores en
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conjunto, incrementan la eficiencia volumétrica de barrido del proceso de desplazamiento

mediante soluciones alcalinas.

9
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Figura 4.21. Efecto del Ca™ y Mg** sobre la tensién interfacial.*
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Figura 4.22. Efecto del NaCl sobre la tension interfacial.
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25 40
Acido Salmuera
Curva  Aceite Tipo Na Tipo % Wt
1 Tetradecano Oleo  7.36 Cloruro de sodio 5.80 35
2 Aceite crudo Natural 2.66 Clorurode sodio 5.80
3 Keroseno Oleo  1.95 Clorurode sodio 5.80
20 4  Keroseno Oleo  1.95 Clorurode sodio 5.80
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interfacial. recuperacion de aceite por solucién alcalina.

Figura 4.23. Efecto del pH sobre el comportamiento del desplazamiento alcalino.*?

Interacciéon Roca-Alcali.

Alteracion de la Mojabilidad. La distribucion de los fluidos a nivel de poro tiene un
papel muy importante en el desempefio de los procesos de recuperacion mejorada del
petroleo. Esta distribucion de fluidos es funcidon de la mojabilidad de la roca. Una
caracteristica importante de las soluciones alcalinas, es que los surfactantes producidos
por la reaccidon de éstas con los componentes acidos organicos del aceite ocasionan una
alteracion en la mojabilidad de la roca, debido a la adsorcion de dichos surfactantes sobre
la roca; esto también puede explicarse por el cambio del angulo de contacto, debido a la
modificacion de las tensiones interfaciales agua-aceite, agua-solido y aceite-sélido. La
distribuciéon de los fluidos en el medio poroso afecta directamente el comportamiento de
flujo de los fluidos en todas las etapas de recuperacion primaria, secundaria y mejorada,
debido a que dicha distribucion afecta el comportamiento de las curvas de permeabilidad

relativa®®, como se ilustra en la Figura 4.24.
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El cambio de mojabilidad de la roca del yacimiento da lugar a dos diferentes
mecanismos de desplazamiento del petréleo mediante la solucién alcalina; el primero de
ellos se presenta cuando la roca cambia de mojable por aceite a mojable por agua; vy el
otro cuando ocurre el cambio inverso. Los detergentes generados “in situ” son
practicamente insolubles cuando la solucién alcalina es salada, condicion que promueve la
mojabilidad por aceite; cuando se trata de agua dulce los detergentes son solubles vy

promueven la mojabilidad por agua.*?
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Figura 4.24. Efecto de la mojabilidad sobre las curvas de permeabilidad relativa.”®
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Inversion de Roca Mojable por Aceite a Mojable por Agua. En este caso, el
incremento en la recuperacion de aceite se debe principalmente a un cambio favorable de
las permeabilidades relativas al agua y al aceite, en la region del yacimiento en la que el
aceite es movil, con lo que se obtienen relaciones de movilidades favorables. En
laboratorio se encontré que este mecanismo depende de la temperatura, siendo favorable
a 160°F; también se demostré que la permeabilidad relativa al agua disminuye después

del desplazamiento de la solucién alcalina, indicando el cambio de mojabilidad.*?

Inversion de Roca Mojable por Agua a Mojable por Aceite. Bajo condiciones
apropiadas de salinidad, pH y temperatura, los surfactantes producidos durante la
reaccion de la interfase agua-aceite, por el petrdleo acido y el agua alcalina, pueden
alterar la mojabilidad del medio poroso hacia una mojabilidad preferencial por aceite, lo
que ocasiona que el aceite residual que se encuentra como una fase no-mojante
discontinua, pase a una fase mojante continua abriendo nuevas trayectorias de flujo (de
no conseguirse dichas trayectorias el aceite remanente quedaria atrapado en el medio
poroso). Simultaneamente, la tension interfacial ultrabaja induce la formacion de una
emulsion viscosa de agua en aceite, en la que las gotas de agua estan encapsuladas en
el seno de una fase continua de aceite, creando un bloqueo parcial de los canales de flujo
por los que antes fluia principalmente el agua; esto genera gradientes de presion elevados
no uniformes en la region vecina a la formacion de la emulsion, los cuales son capaces de
vencer las fuerzas capilares, ya de por si disminuidas por el decremento en la tension
interfacial, provocando la movilizacion del aceite que se encontraba atrapado en el
espacio poroso.**** Las Figuras 4.25 y 4.26 ilustran este mecanismo de desplazamiento;
en la Figura 4.25 puede observarse que las peliculas de aceite (lamellaes) se hacen mas
delgadas y dispersas para distancias atras del frente, de tal forma que estas peliculas
tienden a romperse con el tiempo, por lo que la permeabilidad relativa al agua vuelve a su

estado original.
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Solucién alcalina
desplazando al aceite de
una columna empacada
con arena

Distribucién de presiones
en la columna empacada
durante el desplazamiento
de la solucién alcalina.

Variacion de la saturacion
de aceite en la columna
empacada durante el
desplazamiento con
solucion alcalina.

Representacion
esquematica de la
distribucion de aceite y
agua en un medio poroso
durante el desplazamiento
con solucién alcalina:

1. Peliculas delgadas (lamellas).

©
=H
©
o.
[

|
c .
he] 0. :EI
[7] Q.
2 0. 2
S 3
> .
s20. |
(o .
*g a 0. |
g
8 0.1
0. ;
1
|
2 |
§ 40 8
o, 30 2
° % S
c o
O R 20 L
8
% 10
N 0 | | 1

W

2.Peliculas en contacto con un glébulo de aceite entrampado.

3. Saturacion de aceite alta.

4. Aceite residual original no afectado por el alcali.

Figura 4.25. Distribucion de presion y fluidos en un empaque de arena
durante un desplazamiento con soluciéon alcalina.*?

Granos de arena

i y ;

Figura 4.26. Distribucion de aceite en un poro mojado por aceite.*
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Es importante recordar que la salinidad de la solucion alcalina desempefia un papel
importante en este proceso, ya que provoca que el surfactante formado en la interfase
agua-alcali sea insoluble en el agua alcalina, promoviendo la tendencia de la formacion a

ser mojada por aceite.

Consumo de Alcali. Ademas de la alteracion de la mojabilidad de la roca, existen
otras reacciones roca-alcali que desgastan o consumen el alcali de manera importante y
que deben tomarse en cuenta, ya que afectan directamente el desempefio del
desplazamiento; éstas reacciones pueden consumir el alcali al grado de causar que el
proceso no sea exitoso, especialmente cuando se tienen las arcillas y algunos otros
minerales presentes en la formacion. Entre los minerales mas comunes en los yacimientos
de aceite se pueden listar las arcillas (montmorillonita, illita, clorita, etc.), otros
aluminosilicatos (feldespatos, etc.), carbonatos y sulfonatos (calcita, dolomita, gipsonita,
anhidrita, etc.). Estos minerales pueden causar la pérdida del alcali por medio de los

mecanismos siguientes:*

i Intercambio iénico superficial
ii. Reacciones idnicas

. Precipitacion de hidroxidos

iv. Formacion de nuevos minerales.
V. Precipitacion de silicatos.
Vi. Precipitacién de carbonatos.

En general, cuando las arcillas originalmente en equilibrio con el agua de formacion
entran en contacto con la solucién alcalina, la superficie de las mismas intentara
equilibrarse con su nuevo ambiente mediante el intercambio de iones. A medida que el pH
del agua se incrementa los iones de hidrogeno (H*) contenidos en las arcillas reaccionan
con los iones de hidroxido (OH") de la solucién alcalina, disminuyendo el pH de la solucion
y consumiendo el alcali a lo largo de la trayectoria de flujo en el yacimiento. Por otra parte,
cuando la solucion alcalina libre de calcio contacta a las arcillas, los iones de calcio

contenidos en la arcilla se intercambian con los iones de sodio de la solucion alcalina,

85



IV.- ANTECEDENTES DE LA INYECCION COMBINADA DE ALCALI, SURFACTANTE Y POLIMERO (ASP)

incrementando la concentracion de calcio en la solucion, lo cual, como ya se menciono, no

es favorable para la desempefio del proceso (Figura 4.21).

De estudios de laboratorio* se determiné el grado de reactividad de los minerales:
la mas alta fue para la caolinita y la gipsonita; moderadamente alta para la montmorillonita,
illita, dolomita, y zeolita; moderadamente baja para el feldespato, clorita y cuarzo fino; baja

para el cuarzo; e insignificante para la calcita

IV.2.3. Procedimiento de Inyeccion de las Soluciones Alcalinas.

En general, el método consiste en inyectar un preflujo de agua para acondicionar el
yacimiento; posteriormente la inyeccion del bache de la solucién alcalina y por ultimo la
inyeccion del fluido desplazante, que en la mayoria de los casos es agua. Este
procedimiento origina un banco de aceite al frente, seguido por un banco combinado de
aceite y agua del bache de preflujo, todos desplazados hacia los pozos productores. Esto

se ilustra en la Figura 4.27.

Con el objetivo de mejorar no so6lo una caracteristica, como la tension interfacial,
sino también la relacion de movilidades, una practica comtn es combinar los métodos de
inyeccion de soluciones alcalinas con la inyeccion de soluciones poliméricas Algunos
estudios de laboratorio también han concluido que la combinacion del alcali con el
polimero mejora la inyectividad de este Gltimo.** La secuencia de inyeccién en este caso
es la siguiente: un preflujo de agua para acondicionar el yacimiento, seguido por la
inyeccion de la solucién alcalina o alcalina-polimérica, posteriormente la inyecciéon de la
solucién polimérica para el control de movilidades y por ultimo la inyeccion del fluido
desplazante (agua), para mover baches de productos quimicos y el banco de aceite hacia

los pozos productores.
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l Agua y aceite fluyen en este banco Solamente fluye aceite 1

Aceite residual m
Banco
de aceite
{
Bache de Banco de

solucion
caustica ]

Agua
congénita

Figura 4.27. Procedimiento de inyeccién de soluciones alcalinas.

IV.3. Desplazamiento Miscelar.

El desplazamiento miscelar es el proceso de recuperacidon mejorada en el que se
inyecta un agente activo de superficie (surfactante) para disminuir la tensién interfacial
agua-aceite, lo que permite mejorar la recuperacion de aceite. La diferencia con el
desplazamiento alcalino es que en este proceso, los surfactantes se generan in situ a
través de la reaccion del alcali con el aceite. El desplazamiento miscelar ha aparecido en
la literatura técnica bajo diferentes nombres: detergente, surfactante, baja tensién, aceite
soluble, microemulsion y desplazamiento quimico. El término miscelar es el menos

ambiguo.®

IV.3.1. Tipos y Propiedades de los Surfactantes.

Los surfactantes son sales organicas que tienen la propiedad de acumularse en la
interfase agua-aceite disminuyendo la tension interfacial. Estructuralmente, una molécula
de surfactante esta compuesta de una porcién no-polar (cadena larga o cola lipofilica: afin
al aceite) y una porcion polar (cabeza hidrofilica: afin al agua). La Figura 4.28 muestra la
estructura molecular de dos surfactantes comunes e ilustra la notacién corta para los
surfactantes. Los surfactantes se clasifican en cuatro grupos dependiendo de su

polaridad®:
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Aniodnicos. Tan requeridos por su electroneutralidad, la molécula del surfactante
anionico (cargado negativamente, en contraposicion al monomero) se descarga con un
catibn metalico inorganico (generalmente sodio) asociado con el mondémero. En una
solucion acuosa, la molécula ioniza a los cationes libres y a los monémeros anionicos. Los
surfactantes anionicos son los mas comunes en el desplazamiento miscelar debido a que
son buenos surfactantes, relativamente resistentes a la retencion, estables, y pueden

obtenerse de forma relativamente econdmica.

Catidnicos. Si la parte polar tiene carga positiva, los surfactantes son catiénicos.
En este caso, la molécula del surfactante contiene un anién inorganico para balancear la
carga. Los surfactantes catidnicos se usan muy poco en el desplazamiento miscelar

debido a que son fuertemente adsorbidos por las superficies anidnicas de las arcillas.
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(a) Sulfato dodecil sodico
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(b) Sulfonato Texas No. 1

(0]

R—S—0"Nat —— ,\-,< )
|
o

R = grupo hidrocarburo (no polar)
(c) Sulfonatos de petréleo comercial

Figura 4.28. Estructuras moleculares representativas de los surfactantes.’
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No-lénicos. Una clase de surfactantes que han sido extensivamente utilizados en
el desplazamiento miscelar, principalmente como cosurfactantes pero que se han
incrementado hasta ser surfactantes primarios, son los no-idénicos. Estos surfactantes no
forman enlaces idnicos, sino que cuando se disuelven en soluciones acuosas, presentan
propiedades de surfactantes por su contraste de electronegatividad entre sus
constituyentes. Los surfactantes no-idnicos son mucho mas tolerantes a la alta salinidad

que los anidnicos.

Anfotéricos. Esta clase de surfactantes contiene aspectos de dos o mas de las
otras clases. Por ejemplo, un anfotérico podria contener tanto un grupo aniénico como un

grupo no-polar. Estos surfactantes no han utilizado en la recuperacién de aceite.

En cada clase existe una gran variedad de surfactantes. El surfactante mas
comunmente utilizado en la recuperacion mejorada es el sulfonato de petréleo, debido a
su bajo costo, su obtencion facil en grandes cantidades y su gran actividad interfacial. El
sulfonato de petrdleo es un surfactante anidnico que puede producirse por sulfonizaciéon
de: (1) un quimico organico puro (algunas veces conocidos como sulfonatos sintéticos),
(2) una corriente de refinacion de peso molecular intermedio, o cuando sea apropiado, (3)
el aceite crudo mismo. La Tabla 4.6 muestra algunas propiedades de sulfonatos
comerciales; se puede observar que el rango del peso molecular va de 350 a 450, en
donde el menor peso molecular significa mayor solubilidad al agua. Algunos productos
contienen impurezas como aceite crudo sin reaccionar durante la sulfonizacién y agua de

la neutralizacion, lo que implica que parte del surfactante es inactivo.

IV.3.2. Comportamiento de Fases y Tension Interfacial.

Si un surfactante aniénico se disuelve en una solucidon acuosa, el surfactante se

disocia en un catiéon y un monoémero. Si se incrementa la concentracion del surfactante la

parte lipofilica del surfactante empieza a asociarse entre ellos mismos para formar

agregados o micelas, que contienen varios monomeros. Una grafica de la concentracion
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de mondémero de surfactante contra la concentracion total de surfactante muestra una
curva que empieza en el origen, incrementandose monotonicamente con pendiente
unitaria hasta que se alcanza la concentracion micelar critica (CMC), arriba de la cual el
incremento en la concentracion de surfactante sélo incrementa la concentracién micelar
(Figura 4.29). Tipicamente la concentracién micelar critica es muy pequena, del orden de
10° a 10 kg—mol/m3, por lo que en casi todas las concentraciones de surfactantes
practicas para la recuperaciéon mejorada (del orden de 10? kg-mol/m?), el surfactante esta
predominantemente en forma micelar; esto da origen al nombre de desplazamiento

micelar. Las estructuras de las micelas no son estaticas y pueden tomar varias formas.*®

Tabla 4.6. Ejemplo de algunos surfactantes anidnicos comerciales.’

Peso Actividad Aceite Agua Sal
Compaiia Surfactante Molecular (% peso) (% peso) (% peso) (% peso) Tipo
ALCOLAC SIPONATE DS-10 350 98 Sulfonato benzeno dodecil de sodio
ALCOLAC SIPONATE A 168 350 70
CONOCO  AES 14125 58.3 1.7 Sulfatos eter alfonico
CONOCO  AES 1412A 60 3 Sulfatos eter alfonico
EXXON RL 3070 334 60 14 252 Sulfonatos de sodio aryl alkyl
EXXON RL 3011 375 64.4 252 10 Sulfonatos de sodio aryl alkyl
EXXON RL 3330 390 66 24 9.5 Sulfonatos de sodio aryl alkyl
EXXON RL 3331 391 65 26.5 8.1 Sulfonatos de sodio aryl alkyl
EXXON RL 3332 460 60 31.4 8.1 Sulfonatos de sodio aryl alkyl
EXXON RL 2917 515 65.7 25.7 8.5 Sulfonatos de sodio aryl alkyl
KAO LS 8203 330 65 53 Sulfonato alkyl lineal
KAO LS 8202 480 441 54.6 0.06 Sulfonato alkyl lineal
LION LEONOX E 94 2 2
LION LEONOX D 350 94 2 3 Sulfonato oleofin alfa
LION LION AJS-2 375 35
LION LEONOX K 570 30 Sulfatos eter alfonico
SHELL ENORDET AOS 310-40 317 38 61 <1 Sulfonato ethoxy alcohol
SHELL ENORDET LXS 370-60 375 60.1 38 1.9 Sulfonatos xileno alkyl lineal
SHELL ENORDET LXS 395-60 395 60 37.4 2.6 Sulfonatos xileno alkyl lineal
SHELL ENORDET LXS 420-60 417 60.6 36.6 2.8 Sulfonatos xileno alkyl lineal
SHELL ENORDET 3ES-441-60 441 59.3 29.5 1.2 Sulfonatos xileno alkyl lineal
STEPAN PS HMW 50.7 24.4 221
STEPAN PS MMW 53.2 18.4 26.6
STEPAN PS 360 360 65.8 18.9 12.4
STEPAN PS 420 420 56.1 13 28.8
STEPAN PS 465 464 58.7 14.9 242
WITCO TRS 40 330-350 40-43 18 40
WITCO TRS 10-410 415-430 61-63 33 4-5
WITCO TRS 16 440-470 61-63 32.5 4-5
WITCO TRS 18 490-500 61-63 32.5 4-5
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Figura 4.29. Definicion esquematica de la CMC.’

Cuando esta solucion contacta una fase 6lea, el surfactante tiende a acumularse en
la interfase. La parte lipofilica se “disuelve” en la fase dlea y la hidrofilica en la fase
acuosa. El surfactante prefiere la interfase a la micela; sin embargo, sélo se necesita una
concentracion pequefa de surfactante para saturar la interfase. La doble naturaleza del
surfactante es importante, ya que la acumulacion en la interfase causa que la tension
interfacial entre las dos fases disminuya. La tension interfacial entre las dos fases es
funcién del exceso de concentracion de surfactante en la interfase. El exceso es la
diferencia entre la concentracién de la solucién y la concentracion en la interfase. Lo

anterior lleva al estudio del comportamiento de fases surfactante-aceite-salmuera.

Comportamiento de fase surfactante-aceite-salmuera. Este comportamiento
generalmente se analiza a través de los diagramas ternarios. EI comportamiento de fase
es ve afectado fuertemente por la salinidad. A baja salinidad, un surfactante exhibira
buena solubilidad en la fase acuosa y solubilidad reducida en la fase odlea. Asi, una
composicion general cerca del limite salmuera-aceite se separara en dos fases: una fase
que esencialmente es aceite puro y una microemulsion (externa-agua) que contiene
salmuera, surfactante y un poco de aceite solubilizado. El aceite solubilizado ocurre

cuando los glébulos de aceite ocupan el centro de las micelas hinchadas. Este
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comportamiento de fase se conoce como sistema Winsor tipo |, microemulsién fase-
inferior (por que es mas denso que la fase aceite), o sistema tipo lI(-). En este trabajo se
adopta el término tipo II(-); Il significa que solamente se pueden formar dos fases y (-)

significa que la linea de union tiene pendiente negativa (Figura 4.30).

Sistema Tipo II(-)

Exceso de
aceite

Micela

Microemulsion
agua-externa

Region
monofasica

Composicion
general

Figura 4.30. Representacion esquematica del comportamiento de fase tipo II(-).5

Para salinidades altas (Figura 4.31), las fuerzas electrostaticas decrecen
drasticamente la solubilidad del surfactante en la fase acuosa. Una composicion total
dentro de la regién de dos fases, se separara en una fase salmuera y una microemulsion
(externa-aceite) que contiene la mayoria del surfactante y algo de salmuera solubilizada.
La salmuera se solubiliza a través de la formacion de micelas hinchadas invertidas, con la
salmuera en sus centros. Este comportamiento de fase se conoce como sistema Winsor

tipo Il, microemulsién fase-superior, o sistema tipo ll(+).
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Figura 4.31. Representacion esquematica del comportamiento de fase tipo II(+).5

Los dos extremos presentados son aproximadamente imagenes opuestas: en el
sistema tipo llI(-) la emulsion es de fase continua-agua, y en el sistema tipo lI(+) la
emulsion es de fase continua-aceite. Aunque en el sistema tipo lI(-), la solubilidad inducida
de aceite en una fase rica en salmuera, sugiere un mecanismo de extraccion en la
recuperacion del aceite, esto es opacado por el efecto sobre la tension interfacial a

salinidades intermedias.

A una salinidad intermedia habra un cambio continuo entre los sistemas tipo II(-) y
tipo ll(+). No hay salinidad donde la solubilidad del surfactante en la fase rica en salmuera
y en la fase rica en aceite sea exactamente igual, pero hay un rango de salinidad en
donde se forma una tercera fase rica en surfactante, tal como se muestra en la Figura
4.32. Una composicion total dentro de la region de tres fases se separa en fases aceite y

salmuera, como en los tipos lI(-) y ll(+), y en una microemulsion cuya composicion esta

93



IV.- ANTECEDENTES DE LA INYECCION COMBINADA DE ALCALI, SURFACTANTE Y POLIMERO (ASP)
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Figura 4.32. Representacion esquematica del comportamiento de fase tipo m.s°

representada por un punto invariante. A este comportamiento de fase se le conoce como
Winsor tipo IlI, microemulsién fase-intermedia, o sistema tipo lll. En la region de tres fases
hay una regién de dos fases cuya extension tan pequena se desprecia. Ahora en este
sistema hay dos interfases que originan dos tensiones interfaciales: una entre la

microemulsion y el aceite (ceo) Y Otra entre la microemulsion y el agua (Gew).

De lo anterior es evidente que la concentracién de sal es un factor importante en
una mezcla de surfactantes. La Figura 4.33 muestra el comportamiento de la tensién
interfacial y del parametro de solubilizacién como una funcién de la salinidad y las fases
tipo lI(-) — tipo Ill — tipo II(+). De la figura 4.33 se observar la importancia del tipo Ill, debido
a que en esa zona se obtiene la tension interfacial minima y el valor maximo del parametro

de solubilizacion. También se puede observar que existe una salinidad en donde los
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valores de tension interfacial son iguales y lo suficientemente bajos para obtener una
buena recuperacién de aceite, siendo esta salinidad conocida como salinidad 6ptima
para esta combinacién particular de surfactante-salmuera-aceite, y la tensién interfacial
corresponde con la tension interfacial éptima. A la condicidon de salinidad éptima se
obtiene igual relacion de solubilidad para el agua y el aceite en la microemulsién, ademas
que se ha observado en desplazamientos en nucleos que se obtiene la recuperacion
maxima. Por lo anterior, un objetivo del disefio de un proceso de desplazamiento micelar

es generar esta salinidad éptima en la presencia del surfactante.

simples del comportamiento de fases, y se definen como sigue:
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5 =Wu. g _Wa (4.17)
W W

Donde: S, es el parametro de solubilizacion del aceite; Se, es el parametro de
solubilizacion del agua; Weo, Wew ¥ Wes, son las fracciones peso del aceite, agua y

surfactante en la microemulsion.

Basandose en el hecho de que la tension interfacial se relaciona directamente con
el comportamiento de fases, Glinsmann*’ correlaciond los parametros de solubilizacién

con la tension interfacial como se muestra en la Figura 4.34.

C,3/Cs3 Cy3/Cs3  Tipo de aceite
y & * n-Octano
10 O | Crudo B
A A n-Decano
Y4 v n-Tridecano
O o n-Hexadecano
a i * Crudo NBU
Z 102
3
3
‘=
Q
e A
c A
|0_.) O
A

10+ \

N

8 12 16 20
Parametros de solubilizacion

Figura 4.34. Correlacién de los ?arémetros de solubilizacién con la
tension interfacial.*’
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La microemulsion de fase-intermedia no puede ser simultdneamente de fase
externa aceite y fase externa agua; las miscelas contenidas en esta fase experimentan
una inversion, y muchas propiedades de la fase (por ejemplo la conductividad eléctrica),
cambian abruptamente de ser caracteristicas del agua a ser caracteristicas del aceite.
Ademas muchas otras propiedades toman un valor extremo. Esto significa que aunque la
inversion de fase por salinidad es atractiva, no necesariamente indica una salinidad
optima. Ademas de la concentracion de electrolito en la salmuera, muchas otras variables
pueden ocasionar el comportamiento de fase anterior. En general, cambiando alguna
condicion que mejore la solubilidad del surfactante en el aceite causara un cambio del
Tipo lI(-) al Tipo ll(+). Algunas propiedades que tienen efecto sobre el comportamiento de

fases son las siguientes:> *®

Estructura del Surfactante. En general, incrementando la importancia del extremo
no-polar del surfactante se aumentara la solubilidad en aceite. Este cambio implica
incrementar el peso molecular no-polar, disminuyendo la ramificacion de la cadena,
decreciendo el numero de mitades polares (de disulfonatos a monosulfonatos), y

disminuyendo la resistencia de la mitad polar.

Dos mediciones comunes de la competencia de las partes hidrofilicas y lipofilicas
indican la solubilidad del aceite. La densidad de carga del surfactante es el numero de
iones disociados por molécula dividido entre el tamafio molecular. La solubilidad del
surfactante en la salmuera se eleva a medida que la densidad de carga se incrementa.
Una segunda medicién es el numero de balance hidrofilico-lipofilico (HLB). Para ciertos
tipos de surfactantes (por ejemplo no-idénicos), el numero HLB esta relacionado con la
estructura molecular, pero para otros no puede definirse como uUnico. Estas mediciones
son dificiles de aplicar a los sulfonatos de petroleo debido a su composicion compleja de

especies quimicas.

Cosurfactantes. Uno de los primeros usos del cosurfactante fue el de ajustar el

pseudocomponente surfactante, tal que la transicion de la fase tipo lI(-) al tipo Il(+) ocurra
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a diferentes salinidades. Un cosurfactante soluble en agua (por ejemplo: alcohol amyl
terciario, sulfonato de petréleo segundo, o n-butanol), hace que el surfactante sea mas

soluble en agua. Alcoholes de alto peso molecular incrementan la solubilidad en aceite.

Propiedades del aceite. Si el aceite puede hacerse mas polar, éste actuara como
un mejor solvente para el surfactante, apresurando la transicion del tipo lI(-) al tipo lI(+).
Hay varias mediciones para esta tendencia. Los crudos con densidad relativa alta tienden
a ser ricos en acidos organicos, por lo que la solubilidad del surfactante en aceite es
menor en aceites de alta gravedad especifica. Cash y colaboradores®® idearon una
medida del efecto del aceite sobre el comportamiento de fase, por medio de las
comparaciones de las transiciones observadas con un aceite crudo a un aceite refinado. Si
para un crudo la transicion de tipo II(-) a tipo lI(+) ocurre a la misma salinidad, el numero
de carbdén alkano (ACN) del aceite refinado y el numero de carbdn alkano equivalente

(EACN) del crudo son iguales.

La medicion del EACN de un aceite crudo requiere la preparacion de una serie de
soluciones con surfactante, obteniéndose valores de tension interfacial minima contra el
incremento paulatino del numero de carbdn alkano; la menor tension interfacial encontrada

muestra el EACN del aceite.

Presion y Temperatura. Generalmente la tendencia del surfactante a disolverse
en aceite a medida que la temperatura se incrementa es minima. Para la mayoria de los
anionicos, las mayores temperaturas significan mas solubilidad en la salmuera. Esta

tendencia es inversa para la mayoria de los no-i6nicos.

En sistemas liquidos el comportamiento de fase es relativamente insensible a la
presion, pero para el caso de crudos gasificados, a medida que el volumen especifico del
aceite se incrementa (disminuyendo la presién), el surfactante se hace mas soluble al

agua.
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Ademas del comportamiento de fases discutido anteriormente, se ha observado
que a altas concentraciones de surfactante o bajas temperaturas, o aun en presencia de
surfactantes puros se presenta la formacion de una fase que tiende a ser cristales liquidos
de alta viscosidad, u otras fases condensadas. La viscosidad alta de esta fase actua en
detrimento de la recuperacion de aceite, ya que puede causar inestabilidad viscosa local
durante el desplazamiento o disminuir la inyectividad. Este efecto puede corregirse
mediante la adicion de cosurfactantes.

IV.3.3. Interacciones Roca-Fluidos.®'

Las interacciones roca-fluidos que afectan el desplazamiento miscelar son la
adsorcion, intercambio cationico, fendmeno de precipitacion-disolucion, fenédmeno capilar
y dispersiéon. Todos estos afectan directa o indirectamente la retencién del surfactante. La
tendencia del surfactante a ser adsorbido ha sido estudiada ampliamente, ya que es de
gran importancia para el aspecto econdémico del proceso. También se ha investigado
respecto a la precipitacion del surfactante cuando se encuentra con una salmuera de alta
dureza, aunque esto generalmente no es un problema en la practica, ya que la mayor
parte del surfactante se particionara en el aceite o en la microemulsion fase-superior que
se forma en estas condiciones, mas que precipitarse. El atrapamiento causado por las
fuerzas capilares microscopicas en los poros de la roca ha tenido mucho menos atencion,

pero es de importancia potencial.”’

Fenémeno Capilar. La microemulsion residual puede formarse de la misma
manera que el aceite residual e igualmente puede correlacionarse con el Numero Capilar.
El atrapamiento de la microemulsion puede ser mayor que la del aceite, debido a que el
aceite es no-mojante y la microemulsion es la mojante. Una saturacion residual de
microemulsion del orden de 10%, resultara en una pérdida mayor que la que se tiene por

adsorcion en una arena limpia.
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Afortunadamente el atrapamiento de la microemulsién puede eliminarse disefiando
el proceso en tal forma que el comportamiento de fase corriente arriba del bache de
surfactante sea del tipo lI(-). La forma mas simple y menos cara para hacer esto, es
reducir la salinidad del bache polimérico. A medida que el bache de surfactante se mezcla
con la solucion polimérica del tipo 1l o tipo Il a tipo |, no ocurrira atrapamiento con el tipo |,
debido a que la microemulsion fase-inferior sera desplazada de forma miscible por la

salmuera en la solucion polimérica.

Adsorcion. La adsorcion del surfactante es causada por la atraccion entre sus
moléculas y las superficies minerales. Estas fuerzas difieren bastante entre surfactantes
no-idnicos y anionicos, y dependen también de la naturaleza de la superficie mineral;
adicionalmente depende de la temperatura, composicion y pH de la salmuera,
concentracion del sufactante y concentracion del aceite, ya que el aceite afecta tanto el
comportamiento de fase como la estructura miscelar de la solucién de surfactante. Debe
notarse que las mismas condiciones que proporcionan alta solubilidad del surfactante en

el aceite y la salmuera, también tienden a disminuir la adsorcion.

En general la adsorcion del surfactante se incrementa a medida que aumenta la
concentracion de surfactante hasta un valor maximo que se alcanza a la concentracion
micelar critica (CMC), como se muestra en la Figura 4.35. Ya que la concentracion de
surfactante inyectado generalmente es al menos dos 6rdenes de magnitud mayor que la
CMC, este valor maximo de adsorcién se alcanza rapidamente y puede aproximarse como
una isoterma tipo Langmuir. El nivel de adsorcion puede disminuirse con el uso de un

cosurfactante, como se muestra en la Figura 4.36.

Intercambio Catiénico. El intercambio catidnico ocurre cuando uno o mas fluidos
inyectados difieren en composicion electrolitica con el fluido inicial saturante en el medio
poroso, como es el caso cuando se usa un surfactante anidnico. También ocurre

intercambio catidnico con las arcillas de la formacion.
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Si la salinidad 6ptima es baja y ocurre mucho intercambio catidnico, se tendran
cambios grandes en las propiedades interfaciales del surfactante, que deberan
considerarse en el disefio; sin embargo, si la salinidad optima es muy alta y/o el
intercambio catidnico a esta salinidad es bajo, el intercambio catidénico podria no ser muy

importante en el disefio.
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Figura 4.35. Adsorcion del surfactante sobre superficies metalicas oxidadas.
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Figura 4.36. Efecto del cosurfactante sobre la adsorciéon del surfactante
(el surfactante es sulfonato benceno dodecil 4-fenil).
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IV.3.4. Mecanismos de Desplazamiento.

Probablemente el efecto mas importante de la recuperacion de aceite relacionado
con la inyeccion de soluciones micelares, es la disminucion de la tensién interfacial agua-
aceite a valores ultrabajos (del orden de 10 dinas/cm) en presencia de microemulsiones
(Figura 4.37). En este sentido las fuerzas capilares, responsables del atrapamiento del
aceite, practicamente son eliminadas. Este efecto se fortalece por el hecho de que las
micelas transportan una parte importante del aceite en forma miscible. Lo anterior conlleva
a que los valores de aceite residual y agua irreductible disminuyan considerablemente,

aumentando el volumen de aceite que puede movilizarse.
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Figura 4.37. Efecto de la TIF sobre la recuperacion de aceite.'
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También existe la evidencia de que cuando la mojabilidad del medio poroso no es
favorable para el desplazamiento (medio mojable por aceite), la presencia de surfactantes
tiende a modificar el angulo de contacto a condiciones favorables, muy probablemente

hacia una mojabilidad intermedia.

Por otra parte, las microemulsiones presentan viscosidades iguales o superiores a
las del aceite, por lo que su presencia en lugar del agua para desplazar aceite modifica
favorablemente la relacion de movilidades. Todos estos aspectos no sélo mejoran la
eficiencia de desplazamiento microscépico, sino que también mejoran las eficiencias de

barrido.

El desarrollo de modelos matematicos que en forma explicita permitan calcular el
efecto de los fendmenos antes discutidos en el valor de la recuperacion de aceite, es una
labor compleja. Una forma practica es considerar estos efectos en las curvas de
permeabilidades relativas. Por ejemplo, al disminuir la tensién interfacial se observa que
las curvas de permeabilidad relativa k,, y knw terminan en una saturacion de aguade 1y 0
respectivamente. Por otra parte, a tensiones interfaciales ultrabajas las curvas se vuelven
lineas rectas, lo que implica que el agua y el aceite alcanzan su movilidad maxima para

cualquier valor de saturacion de agua.

IV.3.5. Procedimiento de Inyeccion.

Inicialmente se inyecta un volumen de salmuera cuyo proposito es cambiar la
salinidad de la salmuera de la formacion, de tal forma que al mezclarse con el surfactante
no cause disminucién de la actividad interfacial. En algunos casos, se puede agregar al
bache de preflujo un agente de sacrificio, el cual disminuye la retencion del surfactante
que se inyectara posteriormente. Posterior al bache de preflujo, se procede a inyectar el
bache micelar (del orden de 0.05 a 0.2 vp). Este bache miscelar puede empujarse con una
solucion polimérica que mejore la relacion de movilidades. Para proteger el bache

polimérico principal algunos disefios pueden considerar la inyeccion posterior de un bache
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de solucion polimérica aun mas diluido. Por ultimo, se procede a la inyeccion de agua
simple para empujar todos los baches inyectados a los pozos productores. La Figura 4.38

ilustra el procedimiento de inyeccion.

Aceite residual

Banco
de aceite

{

L. Banco de
Solucion Bache [ aceite-aqua
polimérica micelar 9

de prelavado
Agua
Agua congénita

Figura 4.38. Procedimiento de inyeccién de soluciones micelares.

104



CAPITULO V
RECUPERACION MEJORADA POR INYECCION ASP

De los procesos de Recuperacion Mejorada por inyeccién de quimicos, el
desplazamiento micelar, combinado con un proceso de control de movilidad (solucion
polimérica), ha resultado ser el mas eficiente. Las pruebas en campo indican que el
proceso de desplazamiento micelar-polimero puede ser técnicamente exitoso>?
empleando el disefio apropiado del proceso, caracterizacion del yacimiento y un modelo
de simulacién numeérica; sin embargo, éste proceso no aplic6 a gran escala en el
pasado debido al alto costo de los productos quimicos y a los bajos precios del barril de

aceite, asi como a la incertidumbre de los mismos.’

Por su lado el desplazamiento con soluciones alcalinas por si solo, no ha tenido
una aplicacion amplia debido a la falta de un mecanismo de control de movilidad
durante la inyeccion, y a que la baja concentracion del alcali requerida para obtener una
disminucién en la tension interfacial no es suficiente para mantener dicha concentraciéon
a lo largo de todo el yacimiento, debido al consumo de éste por intercambio iénico y

procesos de disolucién-precipitacion.*

En cuanto al desplazamiento con soluciones poliméricas, se tiene el riesgo de
incrementar los costos del método debido a la adsorcion del polimero, lo que puede
hacer a este proceso poco rentable, ademas de que no disminuye la saturacion de

aceite residual obtenida con inyeccién de agua.

Para resolver los problemas técnicos de los métodos quimicos mencionados
anteriormente, durante los ultimos afios se han estudiado alternativas para reducir los
costos y mantener y/o mejorar la eficiencia del proceso; dichos estudios se enfocaron a

técnicas que permiten reducir las pérdidas de quimicos (surfactante y polimero) debido
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a la adsorcién de la roca,'®%

y aprovechar la sinergia (derivada de la palabra griega
synergos “trabajando juntos”) obtenida de la combinacion de los agentes quimicos ya

utilizados en la recuperacion mejorada: alcali, surfactante y polimero.

A la inyeccion combinada de los agentes quimicos Alcali, Surfactante y Polimero,
en la actualidad se le conoce como inyeccién ASP (abreviacién de los nombres de los
agentes quimicos involucrados: A = Alcali, S = Surfactante, P = Polimero). La técnica
ASP enfatiza la inyeccion de alcali, debido a que su costo es considerablemente menor
que el del surfactante. La esencia de este método es hacer reaccionar el alcali con los
acidos organicos presentes en el crudo para formar detergentes naturales del petrdleo;
los detergentes generados in situ interactian con el surfactante de la mezcla para

! como se verd mas adelante, el

producir valores de tensién interfacial ultrabajos;!
anterior no es el Unico objetivo con el que se puede utilizar el alcali, también se puede

emplear como un agente de sacrificio.

V.1. Sinergia de la Combinacién ASP.

De esta forma se han investigado diferentes combinaciones de agentes

q uimicos 10,53,54,55,56

convergiendo todas las estrategias a la factibilidad de reemplazar
parte del agente quimico de mayor costo (surfactante y polimero), con un agente
quimico de menor costo (&lcali), manteniendo siempre la alta recuperacion de aceite.>’
En cierto sentido todos los procesos quimicos combinados pueden ser vistos como una
variante de un solo proceso, el cual toma ventaja de la combinacién de un forma
sinergistica de las propiedades especificas de cada uno de los agentes quimicos, como
se ilustra en la Figura 5.1. En resumen, al usar las mezclas ASP se combinan los

mecanismos listados en la Tabla 5.1.%
Estudios de laboratorio han demostrado que el uso de agentes quimicos

alcalinos de menor costo combinados con surfactantes, permiten disminuir ain mas la

tension interfacial, ademas de que disminuyen el contenido idnico divalente del sistema
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Desplazamiento Alcalino

Alcali mejora el
desplazamiento polimérico
Polimero mejora el
desplazamiento alcalino

Alcali mejora el
desplazamiento surfactante
Cosurfactante mejora el
desplazamiento alcalino

Desplazamiento ASP

Desplazamiento Polimérico >

Desplazamiento
Micelar-Polimero

P Desplazamiento Surfactante
(micelar)

Figura 5.1. Evolucién de los procesos quimicos.”

Tabla 5.1. Mecanismos de la inyeccién ASP.%

Agente quimico Funcién Mecanismo de desplazamiento
. Incrementa el pH, lo cual L

Alcali - ) Disminuye la TIF
saponifica* el aceite.
Incrementa el esfuerzo ionico, lo

Alcali cual altera el perfil de pH para la Disminuye la TIF
saponificacion.
Incrementa el esfuerzo iénico, lo

Alcali cual altera el coeficiente de Regula el comportamiento de fase
particion.

. Incrementa la densidad de carga I - .

Alcali . Disminuye la adsorcion de quimicos
negativa sobre la roca.

Alcali Incrementa la densidad de carga Hace a la roca mas mojable por
negativa sobre la roca. agua.
Se adsorbe en la interfase agua- L

Surfactante - 9 Disminuye la TIF
aceite
Forma micelas mixtas en la Amplia el rango de concentracion de

Surfactante - S . . g
emulsion generada in-situ. alcali para obtener la minima TIF

Polimero Incrementa la viscosidad del agua. |Disminuye la movilidad del agua.

. Se adsorbe a la roca disminuyendo . . -

Polimero - . Disminuye la movilidad del agua

la permeabilidad efectiva al agua.

* Saponificar: término quimico que significa convertir en jabdén un cuerpo graso, por la combinacién de los
acidos que contiene con un alcali u otros 6xidos metalicos.
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roca-fluido, e incrementan la carga negativa de la superficie de la roca, lo cual ayuda a
minimizar la pérdida de los agentes quimicos de mayor costo, como los surfactantes y
polimeros, haciendo al proceso de desplazamiento quimico ASP factible de aplicar

técnica y econd0micamente.

V.1.1. Efecto del Alcali Sobre la Estabilidad Quimica del Surfactante y Polimero.

La estabilidad quimica de los surfactantes depende de su estructura molecular.
Para ampliar el rango de aplicacién en un medio de alta salinidad y alta temperatura, se
han propuestos sustitutos para los sulfonatos arométicos convencionales. La estabilidad
quimica de los sulfonatos aromaticos, se estima que es satisfactoria en el rango de
temperaturas normalmente consideradas para un proceso de desplazamiento micelar
(de 30 a 120°C). Por otra parte, otros surfactantes como alkilsulfatos y alkilethoxi
sulfatos, alfa-oleofin sulfonatos o ethoxi sulfonatos, podrian sufrir alguna degradacién
quimica, disminuyendo su actividad. Se han identificado varios mecanismos de
degradacion con algunos efectos acoplados, que hacen el comportamiento cinético muy

complejo.

Se ha determinado que los surfactantes sulfato son muy sensibles a los iones
OH" a través de un mecanismo de substitucién nucleofilico. Los iones de calcio aceleran
las reacciones del i6n hidroxido. Se ha postulado que el mecanismo es una reduccion
de la energia de repulsiéon sulfato-hidroxido en la region micelar. Arriba de un pH de 8,
cantidades minimas de calcio causan degradacion severa. Por lo anterior, es necesario

remover los iones divalentes si se usaran sulfatos.

Los surfactantes alfa-oleofin sulfonatos son especialmente sensibles al oxigeno
el cual afecta las especies no-saturadas. El rompimiento de los enlaces dobles
oleofinicos resulta en la formacién de grupos acidos carboxilicos y consecuentemente
en un decremento del pH. Curiosamente se ha encontrado que un pH basico inhibe la

degradacion por oxidacién, aun a altas temperaturas. Para el ethoxi sulfonato, aunque
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el mecanismo de oxidacion disminuye por el grupo sulfonato, no se suprime

completamente a un pH alto.

La compatibilidad de los polimeros solubles en agua con el alcali ha recibido
poca atencién a la fecha. Un trabajo importante sobre el tema, fue hecho por Ryles®,
quien efectud pruebas anaerdbicas para estudiar los limites de estabilidad de algunos
polimeros en un medio alcalino. Se observdO que a 90°C la viscosidad de la
poliacrilamida se incrementa rapidamente en el primer dia y entonces decrece. Pero
para el periodo investigado, esto es mas de un afo, la viscosidad final generalmente fue
mayor gue la inicial. Esto muestra que bajo condiciones anaerdbicas, las poliacrilamidas
son estables por periodos largos a temperaturas arriba de los 90°C, sin importar la
naturaleza del agente alcalino. Sin embargo, su tolerancia a los iones divalentes, en
especial a los iones de calcio, se reduce fuertemente. Por comparacion, la xantana fue
totalmente degradada a todas las temperaturas. Por lo tanto, la utilidad de la xantana en
un desplazamiento alcalino es cuestionable, particularmente bajo condiciones de

temperatura alta.

V.1.2. Efecto del Alcali Sobre la Retencion del Surfactante y Polimero.

El mayor problema que afecta la eficiencia de la recuperacion de aceite en los
procesos de desplazamiento micelar y polimérico es la pérdida de los agentes quimicos
debido a la interaccion de estos con los minerales de la roca. Si la adsorcion es
excesiva, la concentracién de surfactante se reduce rapidamente a medida que el
bache micelar se desplaza a través del yacimiento. Por otra parte, el control de
movilidad, atras del bache de surfactante no estara asegurado. Incrementando el pH de
los fluidos inyectados es uno de los caminos mas prometedores con respecto a la

eficiencia y consideraciones econémicas.

Aunque se ha admitido que el incremento del pH es una forma de disminuir la

retencion del polimero, a la fecha, no se han publicado estudios detallados sobre el
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mecanismo responsable de este comportamiento. Por otra parte, el efecto del alcali
sobre la retencion del surfactante esta bien documentado. La Tabla 5.2 presenta los
resultados obtenidos en laboratorio relacionados con la retencién del surfactante;>® en
estos experimentos se inyectd 0.235 VP de una solucién de NaCl adelante del bache
diluido surfactante-alcali. En general, con la adicion de alcali al surfactante se obtuvo
una reduccion de la retencién de 60 a 80% de la retencion original del surfactante sin

alcali.

Los aditivos alcalinos se utilizan para contribuir a mejorar la eficiencia del
surfactante por una combinacion de diferentes mecanismos. Entre éstos esta la

remocioén de iones divalentes y reduccion en la retencién del surfactante.

Los sulfonatos pueden adsorberse en las superficies de las arcillas debido a
interacciones electrostaticas. A condiciones de pH alto, las superficies del sdlido
adquieren una carga negativa que originan una repulsiéon por un largo periodo; por lo
tanto, es posible una disminucion de la adsorcion del sulfonato aniénico. Como se
discutio previamente, un esfuerzo idnico alto de la salmuera conduce a una disminucion
del potencial electrostéatico de las superficies; por lo tanto, el beneficio de un pH basico
se atenlia. En este contexto, los iones divalentes de calcio (Ca?") y magnesio (Mg?")
tienen un efecto mayor que los iones de sodio (Na®).

Tabla 5.2. Efecto del alcali sobre la retencion del surfactante.®

Alcali Férmula Concentracién Retencion de surfactante
(% peso) (mg/g)
Ninguno - - 0.68
Hidréxido de sodio NaOH 0.38 0.65
Carbonato de sodio Na,CO; 0.38 0.26
Fosfato trisédico NazPO, 0.38 0.28
Orthosilicato de sodio Na,SiO, 1.00 0.25
Oxido de sodio + diéxido de silicio  Na,O, 1.6SiO, 0.43 0.20
Oxido de sodio + diéxido de silicio  NayO, 3.2Si0, 0.38 0.15
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Para explicar los resultados obtenidos bajo condiciones de pH muy alcalino, se
piensa que intervienen otros mecanismos que aun no se han establecido plenamente.
Pareciera que el tipo de especies inorganicas presentes en el sistema tienen una
importancia mayor en el control de la retencion de sulfonatos. De este modo, los iones
de aluminio resultantes de la disolucion de arcillas, podrian participar en una reaccién
de intercambio con los iones de sulfonato y asi contribuir en la determinacion de la

retencion residual.

Krumrine y colaboradores® observaron en laboratorio que ciertos alcalis como el
silicato de sodio, tripolifosfato de sodio y carbonato de sodio, reducen
considerablemente la retenciéon del surfactante. Por su parte, Lorenz y Peru®®
establecieron en su estudio que el bicarbonato de sodio es aun mejor que el carbonato

de sodio para disminuir la retencion del surfactante.

V.2. Alternativas de Inyeccion.

Como se mencion6 anteriormente, la técnica ASP enfatiza el uso de élcali, para
reemplazar parte de los agentes quimicos que son muy costosos, como los surfactantes
y polimeros, debido a que su costo es considerablemente menor. La técnica ASP,
permite la combinacion de los agentes quimicos alcali, surfactante y polimero, de
maneras diferentes, segun sea el objetivo de su aplicaciéon. En general, el alcali puede
utilizarse en las mezclas ASP con dos objetivos principales, que en general dictan las

alternativas de inyeccion:

l. Disminucion de la tension interfacial.

Il. Disminucion de la retencién de quimicos.
Disminucién de la tensién interfacial. Nelson y colaboradores® reconocieron

gue en la mayoria de los casos los surfactantes formados in-situ con la reaccién del

alcali inyectado podrian no estar a las condiciones “6ptimas” necesarias para alcanzar
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tensiones interfaciales bajas, por lo que propusieron que una cantidad relativamente
pequefia de un surfactante apropiado fuera inyectado con el alcali, tal que la mezcla de

ambos surfactantes seria Optima a las condiciones del yacimiento.

De esta forma el alcali inyectado reacciona con los acidos organicos presentes
en el crudo, formando detergentes naturales del petréleo; los detergentes generados in
situ interactan con el surfactante de la mezcla para producir valores de tensién
interfacial ultrabajos.* Agregando polimero a la mezcla se tendra el beneficio de un
control de movilidad de los baches inyectados incrementando las eficiencias de barrido
horizontal y vertical. Es importante mencionar, que para esta aplicacion de las mezclas
ASP, es necesario que el crudo a ser desplazado cumpla con el requisito del numero

acido (Na > 0.5). La Figura 5.2 ilustra el proceso de inyeccion.

Aceite residual i
Aceite
Bancpde remanente
aceite

Solucién
polimérica Agua

congeénita

Banco de
aceite-agua
de inyeccion

Figura 5.2. Proceso de inyeccion ASP para disminuir la TIF.

Disminucion de la retencion de quimicos. Cuando la adsorciéon de los
surfactantes y polimeros en el medio poroso es grande, las soluciones alcalinas han

demostrado ser de gran ayuda al utilizarse como agente quimico de sacrificio.
En este caso, el alcali puede inyectarse como bache de prelavado adelante del

bache micelar-polimero; de esta forma el alcali acondiciona la formacion reduciendo el

contenido de iones divalentes y la retencion de quimicos, con lo que se logra mejorar la
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efectividad del desplazamiento micelar-polimero.’®®* La Figura 5.3 muestra el

procedimiento de inyeccion.

Los procedimientos de inyeccion anteriores no son unicos; los agentes quimicos
pueden combinarse de la forma que mas convenga al yacimiento en estudio. Los
objetivos pueden ser varios; es decir, puede tratarse de disminuir la tensién interfacial y
a la vez disminuir la retencion de agentes quimicos. Un ejemplo mas de inyeccién lo

7

presentd Shuler y colaboradores,”” en el que se propone la inyeccién de un bache

micelar pequefio, seguido por un bache combinado de solucion alcalina-polimero.

Aceite residual

Aceite
Banco de remanente
aceite

Agua
Banco de congénita

aceite-agua
deinyeccién

Solucién
Polim é Bache Bache
micelar alcalino

Figura 5.3. Proceso de inyeccidon ASP para disminuir la adsorcion de quimicos.

V.3. Aplicaciones de Campo.

A la fecha, la técnica ASP, no se ha aplicado ampliamente, siendo pocos los
casos documentados y publicados. Lo anterior, debido a que generalmente se han
considerado a los métodos quimicos muy costosos, lo que los hace econémicamente
poco factibles; sin embargo, entendiendo la sinergia de la técnica ASP, se podra notar
gue es posible abatir los costos de un proceso quimico tradicional y mejorar la eficiencia
de desplazamiento, haciéndolo factible de aplicar en campo.

Ejemplos de su aplicacion que muestran su beneficio técnico y econémico son

los proyectos de recuperacion mejorada ASP efectuados en Estados Unidos, China e
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India, los cuales podrian servir de apoyo en el disefio e implantaciébn de un proceso

ASP futuro. Las Tablas 5.3, 5.4, 5.5 y 5.6 presentan aspectos generales de los campos

y de los proyectos ASP efectuados; la Tabla 5.3 resume las propiedades petrofisicas, la

Tabla 5.4 presenta las caracteristicas del crudo; la Tabla 5.5 presenta la recuperacion

adicional alcanzada con los proyectos ASP y la Tabla 5.6 resume los procedimientos

bajo los cuales se inyectaron los baches en el proceso de desplazamiento ASP.

Tabla 5.3. Propiedades petrofisicas de los campos donde se han efectuado desplazamientos ASP.

Campo Pais | Litologia |Profundidad| Area |Espesorneto| ¢ Sw k Presion| Temp. Yac. | Coef. Variacion
(m) (m2) (m) %) | *) (md) (psi) (C) v

West Kiehl E.UA.| Arenisca 2,021 428,966 3.35 23 24 350 2200 49

Cambridge Minnelusa | E.U.A.[  Arenisca 2,139 8.75 18 | 316 845 1792 55.6 0.57

Tanner E.UA.| Arenisca 2,717 7.6 20 200 79

Viraj (Piloto) India |  Arenisca 1,300 276,831 19 30 450029900 1920 81

Daging (Piloto PO) China| Arenisca 814 90,000 8.6 26 | 25.2 516 1318 45 0.5-0.8

Daging (Piloto XF) China| Arenisca 830 40,000 6.4 26 | 25.2 597 48 0.63

Daging (Piloto XII) China| Arenisca 300,000 5.8 684 0.65

Daging (Piloto BS) China| Arenisca 993 31,200 10.7 575 0.7

Daging (Piloto NW) | China| Arenisca 751,190 9.95 519

Karamay (Piloto) China | Conglomerado 638 31,000 12.03 18.7 | 32.8 157 23

Gudong (Piloto) China| Arenisca 1,272 30,977 11 35 25 2594 1842 68 0.33

Tabla 5.4. Propiedades del crudo de los campos donde se han efectuado desplazamientos ASP.

Campo °API Po Bo Rs Ho Na

(psi) (m3/m3) (cp) (mg KOH/gr crudo)
West Kiehl 24 189 1.04 0.18 19.5
Cambridge Minnelusa 20 85 1.03 31
Tanner 21 1.02 11
Viraj 18.9 50 1.852
Daging 35.6 1.102 115 0.1
Karamay (Piloto) 30 1291 8.82 0.35-1.50
Gudong (Piloto) 17 1.09 41.3 3.11

En Estados Unidos, se tienen reportados en la literatura tres proyectos ASP:

West Kiehl, Cambridge Minnelusa y Tanner; en India se tiene el campo Viraj, y en China

los campos Daging, Karamay y Gudong.
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Tabla 5.5. Recuperacion adicional de aceite debida al desplazamiento ASP.

Campo Volumen Volumen de Recuperaciéon incremental
poroso aceite original por ASP
(m?) (m°) (% N) (m°)

West Kiehl 329,590 238,481 16 38,157
Cambridge Minnelusa 926,400 647,300 23.4 151,468
Tanner 406,995 317,965 18.2 57,870
Viraj (Piloto) 1,243,960 18

Dagqing (Piloto PO) 203,300 138,000 21.4 29,532
Daging (Piloto XF) 68,000 25

Daging (Piloto XII) 435,000 19.4

Dagqing (Piloto BS) 87,200 23.24

Daging (Piloto NW) 1,945,100 20.63

Karamay (Piloto) 56,600 24

Gudong (Piloto) 119,227 77,950 13.4 10,445

West Kiehl.'” El campo fue descubierto en Agosto 1985 en Crook County,
Wyoming; su litologia consiste de areniscas edlicas. Las propiedades petrofisicas y de
fluidos se presentan en las Tablas 5.3 y 5.4. Se estim6 un volumen original de aceite de
238,481 m°, del cual se espera recuperar por comportamiento primario 27,028 m* (11%
OOIP). Se estudiaron como opciones de recuperacion mejorada la inyeccion de agua, el
desplazamiento polimérico y la inyeccién ASP, estimando recuperaciones de 95,392 m®
(40% OOIP), 95,392 m* (40% OOIP) y 135,934 m® (56% OOIP), respectivamente.

En septiembre de 1987 se inici6 la inyeccion ASP como proceso secundario
(Tabla 5.6), con un pozo inyector y tres productores; los agentes quimicos se inyectaron
en etapas por las razones siguientes: (1) permitir que los problemas operacionales
fueran facilmente identificados y corregidos, y (2) adquirir informacion de presion, que
permitiera caracterizar su comportamiento segun el agente quimico inyectado. El agua
utilizada en el desplazamiento fue suministrada por un pozo que extraia agua de la
formacién Cretacica Fox Hills, a las profundidades de 223 a 293 m; el agua es dulce
con solo 806 mg/kg total de solidos disueltos, lo que minimiz6 problemas operacionales

y el requerimiento de otros agentes quimicos.
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Cambridge Minnelusa.’*'® Fue descubierto en Diciembre de 1989 en Crook
County, Wyoming. EIl yacimiento superior B es una arenisca edlica con cantidades
modestas de dolomita y anhidrita como cementante, siendo estos los adsorbentes
principales de quimicos en el campo. El volumen original del campo es de 1,131,500 m®
de volumen poroso, lo que equivale a 795,000 m® de aceite original (para el
desplazamiento ASP, se estimé que el area a barrer tiene 926,400 m*® de volumen

poroso y 647,300 m* de aceite original, aproximadamente el 82% del total del campo).

Se realizaron pruebas de laboratorio extensivas para reducir el riesgo de la
inyeccion ASP en campo, encontrandose varias formulaciones ASP que proporcionaban
tensiones interfaciales ultrabajas y un comportamiento de fase optimo (Figura 5.4). En
enero de 1993 se inicié el desplazamiento ASP como proceso secundario; el proyecto
consistié de un pozo inyector y cuatro productores; se utilizé agua dulce de Fox Hills. La

Figura 5.5 muestra el comportamiento del campo.
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Figura 5.4. Pruebas de laboratorio efectuadas al campo Cambridge.*®
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Figura 5.5. Comportamiento de la produccién en el campo Cambridge.™

Tanner.* Descubierto en abril 1991 en Campbell County, Wyoming, tiene las
propiedades petrofisicas y de fluidos mostrados en las Tablas 5.3 y 5.4. El campo
produjo por comportamiento primario hasta septiembre de 1997. En octubre de 1997
inicié un proceso de inyeccién de agua y concluy6 en abril del 2000, fecha en que inicié
la inyeccion ASP. El volumen del yacimiento a ser barrido tiene un volumen poroso de
406,995 m?, y 317,965 m*® de aceite original; por comportamiento primario produjo
38,385 m* (11.8% OOIP) y por inyeccién de agua produjo 41,161 m* (12.6% OOIP) Por
pruebas de desplazamiento se estima un recuperacion final por inyeccién de agua de
48.1% y para la inyeccion ASP de 84%. El proyecto consistié de un pozo inyector y dos

productores.

Viraj (prueba piloto).”® El campo se encuentra en India, fue descubierto en 1977
e inicid su producciéon en 1980; los principales problemas del campo son altos cortes de
agua, produccion de arena y depositacion de asfaltenos en disparos y tuberia (debido a
la naturaleza del crudo asfaltico). EI comportamiento del campo esté influenciado por un
acuifero activo; bajo este mecanismo de desplazamiento la recuperacion final por

comportamiento primario se estima en 32% OOIP. Para el proceso ASP se probaron
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seis muestras de sulfonato de petroleo para estabilidad térmica, solubilidad, CMC y TIF
y se hicieron pruebas de desplazamiento, obteniéndose una recuperacion final por
inyeccion de agua de 32% y por ASP de 50 a 56%. El proceso ASP inici6 como prueba

piloto en agosto del 2002, con cuatro pozos inyectores y nueve productores.

Daging (pruebas piloto).”? Es el campo en donde mas se ha aplicado el
desplazamiento ASP a nivel de prueba piloto; este campo gigante se ubica en China y
fue descubierto en 1959. Después de un intenso trabajo de laboratorio! se disefiaron y
efectuaron varias pruebas piloto. Las propiedades del aceite varian por area; esto es, la
densidad del aceite y el contenido de ceras y asfaltos disminuye gradualmente del Norte
al Sur del campo, razoén por lo que se utilizaron diferentes tipos de surfactantes y alcalis;
el nimero &cido del crudo es Na = 0.1 mg KOH/ gr de crudo. Las propiedades promedio

de los fluidos se presentan en la Tabla 5.4.

Todas la pruebas piloto fueron efectuadas como procesos terciarios, después de
un desplazamiento polimérico, algunas con espaciamientos cortos (75 a 100 m) y otras

con espaciamiento grandes (200 a 250 m): Piloto PO:%%%*

se localiza en la parte Oeste
del area central de Daging, se efectu6 en la arena Saertu SlI1-3 (areniscas de canal
entrelazados) con 4 inyectores, 9 productores y 2 observadores; Piloto XF:*! esta
localizado en la parte Sur del campo, su objetivo fue la arena P12-3 (arenas gruesas de
rio), consisti6 de 1 inyector y 4 productores; Piloto XII:°? se localiza en el Sur del
campo, el objetivo fue la arena Pl 3 invadida de agua, con 4 inyectores y 9 productores;
Piloto BS:®® esté localizado en la parte Norte del campo, se utilizé un biosurfactante en
la arena Pl4-7 (arenas de canal entrelazados), con 3 Inyectores y 4 productores; Piloto
NW: esta localizado en la parte Oeste del area central del campo, se llevo a cabo en la

arena PI1-4, con 6 inyectores y 12 productores.
Ademas de las pruebas anteriores, se han llevado a acabo tres pruebas piloto

mas en el campo,®® cuyos resultados han impulsando efectuar pruebas a nivel

industrial.®®
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Karamay (prueba piloto).®®®” El campo se encuentra en China, fue descubierto
a finales de los 50’s; la roca del yacimiento es un conglomerado; la prueba piloto fue
efectuada como proceso terciario después de 35 afios de inyeccidon de agua, con 9

pozos productores y 4 inyectores, en agosto de 1995.

Gudong (prueba piloto).?® El campo se localiza en China, fue descubierto en
1984; el objetivo de la prueba piloto es la capa Ng5°*3, la cual esta formada por arena
no consolidada de depdésitos fluviales. La prueba piloto se efectué como proceso
terciario después cinco afios de inyeccion de agua, con 4 pozos inyectores, 9

productores y 2 de observacion.

Conclusiones.

De los proyectos revisados anteriormente, se deben destacar como lecciones
aprendidas para implantar un proceso ASP los puntos siguientes:

I Un buen control de movilidad es esencial para el éxito del proyecto;

i, Un estudio completo y detallado del yacimiento, incluyendo geologia, ingenieria
de yacimientos, disefio de fluidos en laboratorio y simulacibn numérica del
proceso mejoran la probabilidad de éxito;

iii. No se debe restar importancia a los detalles como el control de calidad de los
materiales inyectados y al programa de mantenimiento del equipo de inyeccion y
mezclado®, asi como a la logistica para el abastecimiento de los agentes

guimicos.

Es importante resaltar la ventaja de la técnica ASP al aplicarse en &reas con alta
produccién de agua, como el Piloto XII, en donde por largo periodo de tiempo se habia
producido 100% de agua; con el ASP se increment6 en 17% el factor de recuperacion

de aceite;*? por otro lado se puede notar que a pesar de que en algunas aplicaciones no
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se tuvo un numero acido Na > 0.5, fue posible aplicar el proceso ASP, aunque con

mayores concentraciones de surfactante.

El tamafo de los baches ASP en promedio fue de 0.3 VP, en los cuales los tipos
de élcali mas usados fueron el carbonato de sodio (Na,COs) y el hidréxido de sodio
(NaOH), mientras que el polimero fue la poliacrilamida. Los surfactantes utilizados

fueron los sulfonatos de petrdleo y en un caso se utilizé un biosurfactante.

El proceso ASP ha demostrado en los casos de aplicacién su potencialidad al

obtener incrementos del factor de recuperacion de aceite del orden de 20%.
Como resumen se presenta la Tabla 5.7, en la que se incluyen los rangos de las
propiedades petrofisicas y de fluidos de los campos en donde se ha aplicado el

desplazamiento ASP.

Tabla 5.7. Caracteristicas generales de los proyectos ASP efectuados.

Tipo de roca: Arenisca - Conglomerado
Profundidad (m): 638 - 2717
Porosidad (%): 18-35
Permeabilidad (md): 157 - 9900

Espesor de la formacion
productora (m):

Temperatura del yacimiento (°C): 23-81

3.35-19

Densidad (°API) 17 - 35.6
Viscosidad del crudo (cp): 8.82 - 50
Numero Acido: 0.1-3.11

Tipo del alcali:

Concentracion de alcali en el ASP
(Wt%0):

Tipo de surfactante:
Concentracion de surfactante en
el ASP (wt%):

Tipo de polimero:

NaOH y Na,COs

0.8-15

Sulfonato de petroleo - Biosurfactante

0.1-04

Poliacrilamida

Concentracion de polimero en el

(% OOIP):

ASP (mg/L): 800 - 2300
Tamafio del bache ASP (VP): 0.2-0.48
Recuperacion adicional de aceite 13.4 - 24

Salinidad del agua de inyeccioén:

Agua dulce - Salmuera
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V.4. Estudios de Laboratorio de Escrutinio.

Para que un sistema ASP movilice eficientemente el aceite residual dejado por la
inyeccion de agua, los tres agentes quimicos deberan de: (1) poderse inyectar dentro
del yacimiento, (2) propagarse juntos a través del yacimiento, (3) mantener baja la TIF
para desplazar el aceite atrapado, (4) avanzar atrds del banco de aceite, y (5) no
degradarse. Cada uno de los puntos anteriores involucra explicita o implicitamente las
caracteristicas de la roca del yacimiento y sus fluidos, por lo que el disefio del proceso

se deberéa hacer incluyendo muestras de nucleos y fluidos del yacimiento.?*

Cada yacimiento tiene una composicion Unica de aceite, agua y roca, por lo que
se debera buscar empiricamente la formulacion 6ptima con base en mediciones de
laboratorio y estudios de simulacion numérica de estos procesos. Un programa tipico de
laboratorio evaluara las interacciones agua-aceite mediante mediciones de tension
interfacial y comportamiento de fase con una variedad amplia de concentraciones y
tipos de alcalis y surfactantes; otros estudios investigaran el efecto de dilucion con el
agua de formacion. El paso siguiente en el proceso de disefio es seleccionar el
polimero y su concentracion, de tal forma que se obtenga el control adecuado de
movilidad; los estudios de desplazamiento lineal en ndcleos son un medio para estudiar
la inyectividad, asi como el comportamiento reoldgico de las formulaciones ASP en la
roca del yacimiento, pudiendo seleccionar el tipo de polimero éptimo. Combinando las
evaluaciones fluido-fluido con los estudios de desplazamiento lineal se obtiene la
formulacion ASP 6ptima. Finalmente, el comportamiento de la formulacion disefiada se
evalla mediante estudios de recuperacion en desplazamientos lineales o radiales de
nacleos. Los estudios de recuperacion generalmente son evaluaciones terciarias que
sirven para comparar el comportamiento con inyeccion de agua, las cuales permiten
una mejor optimizacion por medio del estudio del efecto que tienen los volimenes
inyectados, los baches de prelavado o gradientes de alcalinidad, etc. Para el caso de
yacimientos naturalmente fracturados, ademas de lo anterior, se debera evaluar el

efecto de la imbibicion espontanea y forzada sobre el desempefio del proceso.
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El programa general de estudios de laboratorio anterior implica un costo
relativamente alto y tiempo de desarrollo de quiza 1 o 2 afios; por lo cual, antes de
iniciar un programa de este tipo, en la literatura técnica se sugieren una serie de
pruebas de laboratorio basicas, que sirven de escrutinio para evaluar la factibilidad de

inyectar un agente quimico a un yacimiento en particular.®

Las pruebas de escrutinio son mediciones de laboratorio que usan fluidos y
nucleos del yacimiento candidato, empiezan con mediciones directas, relativamente
econdmicas Yy rapidas, hasta ser mas complejas a medida que las pruebas contindan.
Las pruebas finales, ademas de servir como criterio de escrutinio, generalmente son
parte del proceso de disefio del método de recuperacion mejorada. Estos estudios de
laboratorio que proveen datos que enriquecen los estudios geoldgicos y de yacimientos,

se dividen en cuatro secciones:

i Caracterizacion del crudo.
il. Estudios del agua de inyeccion.
iii. Caracterizacion de nucleos del yacimiento.

iv. Estudios de desplazamiento en medios porosos.

Cada secciéon de las pruebas de escrutinio estd disefiada para medir ciertas
caracteristicas fundamentales del yacimiento candidato, y determinar si éste reune los

criterios requeridos para la inyeccién de quimicos.
V.4.1. Caracterizacion del Crudo.

Las pruebas para la caracterizacion del aceite miden propiedades fisicas
fundamentales y verifican la calidad del mismo (inhibidores de corrosion utilizados en el

campo pueden causar mediciones erréneas del Numero Acido y afectar la tension

interfacial y la mojabilidad de la roca). Se recomienda realizar los estudios siguientes®®:
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Pruebas Bésicas:
BS&W (Prueba béasica de sedimentos y agua).
Aminas.
Numero acido (Na).
Asfaltenos.
Viscosidad.
Densidad API.

Peso molecular equivalente.

Pruebas indicadoras:
Angulo de contacto (medicion de la mojabilidad).
Pruebas de tension interfacial.

Numero de carbon alkano equivalente (EACN).

V.4.2. Estudios del Agua de Inyeccion.

Debido a que el agua es el medio de transporte de los productos quimicos hacia
el yacimiento, es necesario asegurar su calidad, compatibilidad con el agua de
formacién y el comportamiento de ésta con los agentes quimicos inyectados

(comportamiento de fases). Las pruebas a efectuar son las siguientes:

Andlisis del agua de formacion e inyectada.
Compatibilidad del agua.

Calidad del agua.

Estudios reoldgicos (soluciones poliméricas).

Estudios bacterioldgicos.

Pruebas de comportamiento de fases (microemulsiones).

Pruebas de dureza del agua.
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V.4.3. Caracterizacion de Nucleos e Interacciéon Roca-Fluidos del Yacimiento.

Las caracteristicas de la roca del yacimiento son fundamentales, ya que éstas
influyen el proceso de inyeccion de quimicos y en general, cualquier otro proceso de
recuperacion mejorada (la presencia de arcillas y su tipo, afectan directamente el
comportamiento de la inyeccién de agua sola y con agentes quimicos). Se recomiendan
los estudios siguientes:

Estudios petrograficos (rayos X, SEM, litologia).
Capacidad de intercambio catidnico.
Sensibilidad al agua de inyeccion.
Permeabilidades relativas.

Determinacion del Namero Capilar (Nca).

Estudios de adsorcion de quimicos.

V.4.4. Estudios de Recuperacidon en Nucleos del Yacimiento.

Las pruebas de desplazamiento en nucleos del yacimiento proporcionan una
medicion directa de la saturacion residual de aceite después de la inyeccion de
quimicos; ademas permiten comparar las recuperaciones obtenidas con la inyeccion de
agua Yy las obtenidas con la inyeccion de quimicos. Las pruebas de desplazamiento
representan una de las formas mas adecuadas (la simulacién numérica es otra forma),
en que se puede reproducir el proceso real, que puede servir como una guia muy Uutil
para visualizar la forma en la que se realizara en el campo, pudiendo listarse las

siguientes.
Pruebas de recuperacion secundaria de aceite.

Pruebas de recuperacion terciaria de aceite.

Pruebas de inyeccion de soluciones poliméricas.
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CAPITULO VI
FACTIBILIDAD DE INYECCION ASP EN EL ACTIVO
CINCO PRESIDENTES

El Activo Integral Cinco Presidentes tiene a su cargo la explotacion de campos
petroleros que producen de formaciones arenosas (arenas y areniscas), la mayoria de
ellos en una etapa avanzada de su explotacion, por lo cual, en algunos campos se han
implantado procesos de recuperacion secundaria por inyeccion de agua, y a la fecha
algunos de estos procesos presentan altos cortes de agua, por lo que ya han sido
cerrados sin haberse considerado previamente la implantacion de algun proceso de

recuperacion mejorada.

Actualmente el Activo tiene en su cartera de proyectos la implantaciéon de
procesos de inyeccion de agua como meétodo de Recuperacion Secundaria en areas
nuevas de los mismos campos; por esta razén, y aprovechando la bonanza actual de
los precios del crudo, es de interés analizar la factibilidad de inyeccion de agua con
Alcali, Surfactante y Polimero (ASP) en algunas de estas areas, lo cual mejoraria la
eficiencia de desplazamiento del agua sola, incrementando los factores de recuperacion
de aceite y disminuyendo el aceite residual. En caso de resultar factible, este método
representaria una propuesta alterna de Recuperacion Mejorada que debera continuarse
estudiando hasta llegar a su implantacién a mediano y largo plazo mediante un proyecto
integral de explotacion de los campos candidatos.

Para la inyeccion de agentes quimicos a un yacimiento, éste debe reunir ciertas
caracteristicas de la roca y de los fluidos, establecidos en los criterios de escrutinio, los
cuales, a pesar de ser los mas economicos de aplicar, no son concluyentes para
determinar la factibilidad de su aplicacion; por lo anterior se recomienda, luego de
aplicar los criterios de escrutinio y definir algin proceso que pudiera parecer factible,

efectuar pruebas de laboratorio basicas como las sefialadas en el Capitulo V. Debido al
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alcance en tiempo de este trabajo, no es posible analizar todos los campos del Activo,

lo cual se recomienda efectuar.

VI.1. Seleccién del Campo.

El Activo opera un nimero aproximado de 20 campos,’® de los cuales cinco son
los campos principales en los que se tienen en cartera, proyectos de recuperacion
secundaria por inyeccion de agua, los cuales son de interés en el presente estudio para
poder establecer un plan integral de explotacion que considere una alternativa de
Recuperacion Mejorada por inyeccion de agua con agentes quimicos, los cuales
pueden aplicarse como un proceso secundario, 0 como un proceso terciario después de

la inyeccion de agua. La Tabla 6.1 presenta las caracteristicas promedio de los campos.

Tabla 6.1. Caracteristicas promedio de los campos.

QOgarrio Sanchez San Ramén Blasillo Rodador
Magallanes

Volumen original (mmbls) 1024 1031 457 299.1 163.1
Factor de recuperacion (%) 17 17.7 19.3 20.1 21.5
Temperatura (°C) 80-90 85-90 90-110 80-90 90-100
Presién (kg/cm?2) 292-320 100-300 150-350 225-275 246-415
Tipo de formacion Arenas Arenas Arenas Arenas Arenas
Espesor neto (m) 50 5-25 2-60 5-50 2-40
Profundidad (m) 2500 2590 2600-3400 2670 3200
Porosidad (%) 15-22 16-21 14-23 13-20 16-23
Permeabilidad (md) 100-200 20-80 45-150 50-70 5-50
Densidad (°API) 32-37 31-33 31-33 33-35 33-35
Viscosidad (cp) 7.4 34 14 8 16
Factor de volumen 1.55 1.24 1.254 1.56 1.504
Tipo de trampa Estratigréafica - | Estratigréfica - | Estratigréfica - | Estratigréfica - | Estratigréafica -

Estructural Estructural Estructural Estructural Estructural

Como primera etapa de seleccidén, se aplicaran los criterios de escrutinio
establecidos en la literatura técnica (Taber y asoc.”), correspondientes a los métodos de
inyeccion de quimicos. En la Tabla 6.2 se resumen los criterios de escrutinio, asi como
también, los rangos en los que se han aplicado los procesos ASP (Tabla 5.7, Capitulo V

de este trabajo), los cuales seran considerados en la seleccién de los campos.*?*7:66-68
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Tabla 6.2. Criterios de escrutinio aplicados para la seleccion de los campos.

Desplazamiento

micelar/polimérico, ASP y Desplazamientos ASP
Pardmetro alcalino (Taber7) efectuados
Densidad (°API) > 20 17 -35.6
Viscosidad (cp) <35 8.82 - 50

Ligero, intermedio, con

Composicién/Numero Acido L 0.1-311
compuestos organicos

Saturacion de aceite (%) > 35

Tipo de formacién Arenisca Arenisca - Conglomerado

Espesor neto (m) No critico 3.35-19

Permeabilidad (md) > 10 157 - 9900

Profundidad (m) <2743 638 - 2717

Temperatura (°C) <93 23-81

De la comparacion de las caracteristicas de los campos con los criterios de
escrutinio, se puede notar que las caracteristicas de los campos Ogarrio, Magallanes y
Blasillo se encuentran dentro de los limites marcados por los criterios, mientras que San
Ramén y Rodador se encuentran fuera de dichos limites por su profundidad y
temperatura (90-110 °C), siendo éste ultimo un parametro critico en la estabilidad de
los agentes quimicos; sin embargo, es conveniente indicar que actualmente se cuenta
con agentes quimicos que podrian modificar dichos limites (0o que podrian ser
especialmente formulados para resistir mayores temperaturas). Comparando las
permeabilidades de los campos Ogarrio, Magallanes y Blasillo con la permeabilidad de
los campos en los que se han efectuado desplazamientos por inyeccion de ASP, se
puede establecer que el campo Ogarrio redne la mejor caracteristica en cuanto a
permeabilidad. Por esta razén, es que se ha elegido al campo Ogarrio como el

candidato para la aplicacion de ASP a analizar en el presente trabajo.

El campo Ogarrio, es a la fecha uno de los campos mas importante del Activo,
esta compuesto por los Bloques A, B y C; los bloques B y C ya estuvieron sujetos a
inyeccion de agua por un periodo aproximado de 18 afios y en general presentan dos
inconvenientes que dificultan su analisis en este estudio: (1) falta de mantenimiento a

las instalaciones, y (2) falta de estudios geoldgicos y de ingenieria de yacimientos
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adecuados y actualizados. Actualmente la produccién del campo y las actividades
realizadas en el campo son del Bloque A, y es en este Bloque en donde se tiene
proyectado implantar un proceso de inyeccién de agua, por lo que en este trabajo se
propone analizar esta parte del campo, para que la propuesta resultante sea

considerada en un plan integral de explotacién del campo.

Es importante aclarar, que el hecho de que se hayan descartado los demas
campos de este estudio, no implica que la inyeccion de agentes quimicos no sea
factible en dichos campos y en los demas campos del Activo no considerados;
actualmente se ha demostrado en estudios de laboratorio™, que existen productos
guimicos con mayor resistencia a las altas temperaturas que pueden analizarse para
aplicarse en estos campos. Por lo anterior, se recomienda efectuar estudios de
laboratorio basicos (después de la aplicacion de los criterios de escrutinio) a todos los
campos del Activo Cinco Presidentes con el objetivo de determinar la factibilidad de
inyeccion de agentes quimicos; y no solo esto, sino también efectuar estudios de
laboratorio para determinar la factibilidad de aplicacién de cualquier otro método de
recuperacion mejorada (inyeccion de aire, vapor, CO,, N, etc.) y elegir el de mayor
beneficio técnico y econdmico. Es importante realizar estudios de Recuperacion

Mejorada.

VI.2. Descripcion General del Campo Ogarrio.

Localizacion. El campo Ogarrio se localiza en la porcion occidental del estado
de Tabasco, en el municipio de Huimanguillo, a aproximadamente 20 km al Este de la

Ciudad de Agua Dulce, Ver., como se muestra en la Figura 6.1.

Geologia. Geolégicamente se localiza dentro de la provincia de las Cuencas
Terciarias del Sureste/Margen Continental pasivo; la estructura es un anticlinal alargado
orientado de Noroeste a Sureste formado por intrusion salina, que dio origen a los

bloques del campo: el Blogue A en el Suroeste y los Blogues B y C en el Noreste, como
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Figura 6.1. Ubicacion del campo Ogarrio.
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Figura 6.2. Estructura geologica del campo Ogarrio.
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se muestra en la Figura 6.2. La zona productora principal se encuentra a la
profundidades 1500 a 2500 m, en la formacion Encanto, la cual es una secuencia de
arenas/lutitas. Las formaciones Depoésito y Concepcion también presentan arenas
productoras. Los yacimientos se encuentran sellados en la parte superior por cuerpos
arcillosos intraformacionales y lateralmente por cambios de facies, acuiiamientos, fallas
y truncamiento con la sal, lo que da origen a trampas estructurales, estratigraficas y
combinadas. La Figura 6.3 muestra una cima estructural de una de las arenas

productoras del Bloque A. El &rea para el Bloque A se estima de 18 km?.
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Figura 6.3. Cima estructural de la Arena E-7A, Bloque A, Campo Ogarrio.
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Antecedentes histéricos. ElI campo (parte noreste, Bloques B y C) fue
descubierto en Mayo de 1957 con el pozo Ogarrio No.1, gue resulté con una produccién
de aceite de 39 m*/d (245 bpd) y de gas de 3544 m*/d (0.125 mmpcd), se desarrollé de
1957 a 1977 con un patron hexagonal (7 pozos) y con un espaciamiento de 200 m. En
Noviembre de 1983 se inicié un proceso de Recuperacion Secundaria por inyeccion de
agua en estos Bloques, pero fue en 1987 cuando el proceso operd en forma integral;
este proceso concluyé en Diciembre de 2001, lo que significo un periodo de inyeccion
de agua de 18 afios después de los cuales, esta parte del campo se encuentra

practicamente abandonada, habiéndose inyectado un total de 95.231 mmbls de agua.

La parte suroeste (Blogue A) se desarrolld de 1971 a 1985, también con un
arreglo hexagonal y un espaciamiento de 400 m; en 2004 se inici6 la perforacién de
pozos intermedios en las zonas de mayor productividad, reduciéndose el espaciamiento
a 200m. La presion inicial en el Blogue varié de 250 a 290 kg/cm?. A la fecha, esta area
es la mas importante del campo y es la mayor productora del Activo, con presion actual
de yacimiento de 100 a 180 kg/cm?.

Comportamiento de la produccion. En la Figura 6.4 se puede observar que la
maxima produccion del campo de 30,200 bpd se alcanz6 al inicio de la década de los
60’s, notandose posteriormente una declinacion muy pronunciada hasta llegar en
diciembre de 1965 a un minimo de 6,500 bpd, con un incremento substancial de la
RGA. A partir de 1966 se observé un incremento gradual en la produccion de aceite,
hasta alcanzar un repunte de 26,000 bpd para noviembre de 1975, debido a que se
efectuaron un gran nimero de reparaciones mayores, incorporando nuevos yacimientos

a explotacion.

Nuevamente a partir de 1976 se observéd que la produccién decliné hasta 8,043
bpd en Junio de 1983; en ese mismo afio se inicio la inyeccion de agua (noviembre de
1983), con lo que se alcanzé en 1991 un repunte en la produccion de 8,500 bpd de los

cuales 3,000 bpd se atribuyeron a la inyeccién de agua. En 2004 el mantenimiento e
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Figura 6.4. Comportamiento de la produccion Campo Ogarrio.

incremento de la produccion se debid, ademas de la reparacion de pozos, a la

perforacion de pozos intermedios y de desarrollo en el Bloque A.

El campo Ogarrio cuenta a la fecha™ con un total de 441 pozos de los cuales
s6lo 51 pozos operan; de los 51 pozos operando 49 son productores de aceite y 2
productores de gas humedo no asociado; los 49 pozos productores de aceite aportan
un total de 8,731 bpd de aceite y 17.56 mmpcd de gas asociado, lo que equivale a una
produccion promedio por pozo de 178 bpd de aceite y 0.36 mmpcd de gas. De los 49
pozos productores de aceite, 48 pertenecen al Bloque A y 1 al Bloque B, por lo que la
produccion actual del campo proviene del Bloque A; la Figura 6.5 presenta la

produccién del Blogue A.”

En relacién a los volumenes acumulados de produccién para el Bloque A al 31

de diciembre del 2007 se tienen reportados 86.5 mmb producidos de aceite, de un
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Figura 6.5. Comportamiento de la produccién Bloque A, Campo Ogarrio.
Tabla 6.3. Reservas del campo Ogarrio’.
Volumen Original | Produccién Acumulada Factores de
Yacimientos @c.s. al 31-Dic-2007 Recuperacion Actual Reservas Remanentes al 1-Ene-2008
Aceite Gas Aceite Gas Aceite Gas 1P 2P 3P
(mmb) [ (mmmpc)|] (mmb) (mmmpc) (%) (%) (mmb) | (mmmpc)|] (mmb) |(mmmpc)] (mmb) |(mmmpc)
Blogue-A 732.7 740.5 86.5 121.1 11.8 16.4 38.5 61.9 53.1 79.3 56.2 83.0
Bloque-A Norte 42.2 42.6 0.6 0.9 1.4 2.2 7.9 10.7 14.2 18.3 14.2 18.3
Blogue-B 79.9 97.5 25.0 45.8 31.3 47.0 0.0 0.1 0.0 0.1 0.0 0.1
Bloque-C 168.9 189.6 75.5 109.2 4.7 57.6 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Encanto-GH 74.2 40.3 54.4 0.4 0.4 0.4
Total 1023.6 1144.4 187.6 3175 18.3 21.7 46.5 73.0 67.3 98.0 70.5 101.8

volumen original de 732.7 mmb, lo que representa un factor de recuperacion de 11.8%.

La reserva remante 3p se estima en 56.2 mmb. Esta informacion se resume en la Tabla

6.3". En Junio de 2009 se concluyé una actualizacién del modelo geolégico del campo

que se presenta en el Apéndice A.”

Petrofisica. En el Area 800 que es el area de interés de analisis en el estudio,

cuenta con 12 pozos con nucleos, los cuales en total suman 24 nucleos con andlisis

petrofisicos y algunos de ellos con pruebas de desplazamiento. La Figura 6.6 presenta
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la correlacion de la permeabilidad contra la porosidad. La distribucion de probabilidad
para la permeabilidad Klinkenberg se muestra en la Figura 6.7, de donde se observa:
Kmin = 0.1 md, Kmax = 4525. md y Kpom = 201 md. Se determinaron coeficientes de
variacion de permeabilidad, v, de 0.45 a 0.91, los que indican un medio poroso
heterogeneo.” La distribucién de probabilidad para la porosidad se muestra en la
Figura 6.8, en donde se tiene omin = 2.7%, dmax = 36.4% Yy dprom = 22%.
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Figura 6.6. Comportamiento de la permeabilidad Bloque A, Campo Ogarrio.
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De las pruebas de desplazamientos efectuadas con agua dulce, agua salada, y
gas, se tiene el comportamiento de la saturacién residual de aceite contra la porosidad,

el cual se muestra en la Figura 6.9.

35
30 Omin = 2.7 % 28.8
Omax = 36.4 % 24.7
o 25 Pprom = 22 % 22.1
S
©
g 20
5
S 15 A
(8]
o
L 10 7-8
4.1 54
5 13 1.7
0.0 0.4 06 06 o2 0.6 09 < I " 0.2 00 00 04 00
0 ; : ‘ ‘ : ! } } ] ‘ ‘ ; :
— (42] wn N~ (o)) — ™ wn N~ ()] — (3] Lo N~ [o)] — [42] L N~ (o))
— — — — — N N N N N (42] ™ ™ ™ ™

Porosidad (%)

Figura 6.8. Distribucion probabilistica de la porosidad Bloque A, Campo Ogarrio.

40 I
y =-0.0905x + 25.587
R?=0.0823 < Desplazamiento con agua dulce
\ Desplazamiento con agua salada
y= '0'3455)( +29.163 A Desplazamiento con gas
R“=0.3712
30
— > <&
e Olo N A

g : o
< ° Py
fa)
2 o o ° Yo Py
S 20 A ‘
b A &
o
x
2 \
o

10

0
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50

Sor (%)

Figura 6.9. Comportamiento de la saturacion residual de aceite (S)
Bloque A, Campo Ogarrio.
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Analisis mineraldgicos. Las determinaciones mineraldgicas son pocas en el
campo; de los nucleos cortados solo se tienen 6 con este tipo de analisis, los cuales se
resumen en la Tabla 6.4, en donde se puede notar para el pozo Ogarrio 1415 un
promedio de contenido de arcillas del orden de 20% que debe tomarse en cuenta en el
estudio, sobre todo por que contiene illita y montmorillonita, arcillas fuertemente

reactivas con los agentes quimicos que se pretenden inyectar (alcali, surfactante y

polimero).
Tabla 6.4. Andlisis mineral6gicos del campo Ogarrio.
Ogarrio 717 Ogarrio 833 Ogarrio 850-D Ogarrio 1229 Ogarrio 1415
Bloque A A A A A
Niicleo No. 2 - No. 1 No.1 No. 1 No.2
Profundidad 2761-2770 - 2503-2512 2600-2609 2410-2419.3 2634-2643
Arena SIN - 98 SIN
Muestra Sup Med Inf A B C Sup Med Inf 1 2 3 Mezcla | SP00L | SPO10 | SP039 [ SPOO1 | SP028 | SP033
Profundidad 24104 | 241332 | 241901 | 263432 | 2636.27 | 264191
Mineralogia (%)
Cuarzo 3900 | 4600 [ 3200 | 5700 | 4500 | 5200
Plagioclasa 1800 | 2300 [ 1900 | 1700 | 1500 | 17.00
Feldespato potasico 1300 | 1200 [ 1100 | 1100 9.00 13.00
Calcita 200 400 2.00 100 500 2.00
Dolomita 3.00 0.00 0.00 0.00 0.00 000
Muscovita 3.00 3.00 200 0.00 2.00 200
Pirita 0.00 0.00 0.00 0.00 2.00 100
Siderita 2.00 0.00 100 0.00 0.00 000
Total arcillas 09811 [ 065 079 6.37 087 148 560 081 203 565 597 509 389 2000 | 1400 [ 3300 | 1500 | 2100 | 1300
Minerales Arcillosos (%)
lllita 00730 [ 007 0.09 053 0.18 0.27 0.64 0.14 0.36 118 108 0.80 0.99 2.00 200 9.00 100 5.00 100
Caolinita 07785 [ 0.5 (.56 058 037 0.78 111 055 058 3.66 307 324 243 1400 7.00 6.00 11.00 9.00 8.00
Montmorillonita (esmectita) 0.0043 0.02 5.26 032 043 385 0.12 1.09 400 3.00 1000
Vermeculita 01253 [ 003 0.12 081 182 105 047
Clorita 200 8.00 3.00 7.00 400

Analisis PVT. Existen para el campo 10 analisis de fluidos Presion—Volumen-
Temperatura (analisis PVT), de los cuales 7 corresponden al area de estudio y se
resumen en la Tabla 6.5. El tipo de aceite es negro ligero, con una densidad promedio
de 38 °API, factor de volumen del aceite de 1.6, viscosidad @ c.s. de 5.5cpy @ c.y. de
0.4 cp, sin contenido de &cido sulfhidrico, bioxido de carbono, ni azufre. La presion de

saturacion es del orden de 199 kg/cm?.
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Tabla 6.5. Analisis PVT del campo Ogarrio.

801_S 801-D_I 801-D_S 802_1 802-D_I 802-D_S 817_S
Bloque A A A A A A A
Intervalo disparado 2578-2584 2503-2511 2465-2480 2491-2499 2592-2601 2548-2556 2609-2616

2502-2509
Arena 9-C 10 11A 10 9-B 9-C 5-B
10

Fecha muestreo 23-Abr-72 2-Nov-72 26-Oct-72 10-May-72 15-Nov-72 8-Nov-72 5-Feb-73
Tiempo cerrado, h:m o d 99:00 44:15 50:00 45:00 34:00 51 101
Profundidad de muestro, m 2500 2480 2400 2370 2560 2480 2440
Profundidad NMD, m 2581 2507 2472 2500 2596 2552 26125
Presion prof. muestreo, kg/cm2 244.1 191.9 191.5 188.5 201.2 225.0 276.3
Presion NMD, kg/cm2 250.0 193.8 195.8 197.5 209.7 229.6 292.5
Temperatura yac, °C 87 83 87 83 89 87 87
Pb, kg/cm2 199.00 188.43 182.80 181.10 187.00 228.50 224.00
Compr, 10-6 kg/cm2 -1 278 272 215 214 223 392 284
Densidad @ Pb, g/cm3 0.6647 0.6418 0.671 0.6722 0.6493 0.6123 0.6379
Viscosidad @ Pby Ty, cp 0.497 0.428 0.442 0.501 0.422 0.377 0.328
Viscosidad @ Patm y Ty, cp 1.558 1.471 1.342 1.636 1.249 0.829 1.116
Viscosidad @ Patm y Tatm, cp 5.387 6.168 5.921 5.177 3.728 7.863 4.087
Bo, m3/m3 1.5843 1.6241 1.5381 1.5415 1.6237 1.7293 1.6841
Rs, m3/m3 177.3 175.4 165.94 167.4 177.1 200.2 214.3
Densidad aceite residual 0.8429 0.8462 0.8419 0.8380 0.8483 0.8388 0.8282
Densidad relativa gas (aire=1) 0.8330 0.7811 0.7173 0.8130 0.8140 0.7345 0.7744
T sep, °C 30 20 23.5 25 21 20 26.8
P sep, kg/lcm2 6.9 6.9 6.9 6.9 6.9 6.9 6.9
Bof (sep) 1.5013 1.5202 1.4300 1.4998 1.4450 1.5700 1.6148
Rs sep, m3/m3 154.7 143.1 126.1 142.2 131.6 172.2 179.2
Rs sep+tank, m3/m3 167.4 158.8 141.1 158.1 146.8 188.5 193.5
STO dens, g/cm3 0.8315 0.8285 0.8261 0.8280 0.8269 0.8196 0.8159
sep gas gravity 0.8425 0.878 0.8284 0.8398 0.876 0.847 0.8188
STO dens, deg API 38.6744 39.2906 39.7868 39.3937 39.6211 41.1452 41.9281
Pmuestreo - Pb 45.1 35 8.7 7.4 14.2 -35 52.3

VI.3. Determinaciones de Laboratorio.

Como se discuti6 en el apartado V.4 del Capitulo 5 de este trabajo, las
determinaciones de laboratorio son un factor clave en el disefio de un proceso de
Recuperacion Mejorada por Inyeccion de Quimicos. Para determinar la factibilidad de
aplicacidon de este proceso en el campo Ogarrio, se recurrio a trabajar en el Laboratorio
de Termodindmica a Altas Presiones del Instituto Mexicano del Petréleo, que
actualmente desarrolla trabajos de laboratorio para Pemex Exploracion-Produccion

relacionados con la inyeccion de productos quimicos.
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Debido a las restricciones econdémicas para sustentar un estudio de laboratorio
completo, fue necesario elegir un conjunto de pruebas basicas que permitan definir la
factibilidad de aplicaciéon de la inyeccion de productos quimicos como proceso de
recuperacion mejorada, para que en caso de obtenerse resultados alentadores,
continuar con un programa completo de estudios de laboratorio, que permitan disefar
una prueba piloto en el campo Ogarrio. Entre las mediciones de laboratorio que se

realizaron estan:

. Determinacion de propiedades fisicas de los fluidos del yacimiento.
. Determinacion del Namero Acido.
. Determinaciones reoldgicas de soluciones poliméricas con el agua de inyeccién

y agua de formacién.
= Determinacion de Isotermas de Adsorcion de Surfactantes.

= Determinacién de la Tensioén Interfacial con Soluciones Alcalinas.

Para las pruebas de laboratorio se obtuvieron muestras de aceite, agua de
formacion y agua de inyeccion, asi como nucleos del campo Ogarrio, como se explica a

continuacion:

Muestra de Aceite: Se obtuvo en superficie a boca del pozo Ogarrio 1415,
productor en el intervalo 2565-2590m, correspondiente a la arena E-7B. A la fecha de

muestreo, 5 de Junio de 2008, las condiciones de operacion del pozo eran:

o  =283bpd pp = 35 kg/lcm?

dg = 0.381 mmpcd Estr = 24/64”

RGA =240 m®*/m? Pws = 121.3 kg/cm? (al 17/Ene/2008)
Agua =0 %

Para este estudio son preferibles las muestras de fondo o un recombinado de muestras
de superficie, sin embargo, debido a las restricciones econdémicas no fue posible

obtenerlas.
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Muestra de Agua de Formacién: Fue obtenida en superficie a boca del pozo
Ogarrio 821, invadido de agua salada en los intervalos 2746-2755 y 2771-2778 m,

correspondientes a la arena E-5B. La fecha de muestreo fue el dia 17 de Junio de 2008.

Muestra de Agua de Inyeccion: Consistio en muestra de agua dulce obtenida
en las instalaciones de la planta de inyeccién de Ogarrio, proveniente de los pozos de
captacién que alimentan a la planta. La muestra fue obtenida sin tratamiento, debido a
gue la planta de inyeccion se encuentra fuera de operacion. La fecha de muestreo fue el
dia 5 de Junio de 2008.

Nucleos del Yacimiento: se contaron con dos nucleos del campo, relativamente
recientes, pertenecientes al pozo Ogarrio 1415. El Nucleo 1 cortado el 21 de Junio de
2005 en el intervalo 2410-2419 m, corresponde a la arena E-9B. El Nucleo 2 cortado el
25 de Junio de 2005 en el intervalo 2634-2643 m, corresponde a la arena E-7A. La
descripcion de los nucleos, asi como una ilustracién del estado fisico de los mismos, se
presenta en las Figuras 6.10 y 6.11; como puede observarse en las figuras, los nacleos
no estaban debidamente conservados, por lo que el estado fisico de los mismos, sélo

permitié obtener muestras de arena suelta y pedaceria de ndcleo.

VI.3.1. Determinacion de Propiedades Fisicas de los Fluidos del Yacimiento.

Andlisis del Aceite del yacimiento.

La primera determinacion realizada a la muestra de aceite fue el contenido de

agua vy solidos mediante agitacion en centrifuga a 2000 rpm, teniendo los resultados

siguientes:

Sedimentos = 0.1 %

Agua = Trazas
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Figura 6.10. Descripcion de Nucleo No. 1, 2410-2419 m, pozo Ogarrio 1415,
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Figura 6.11. Descripcion del Ntcleo No. 2, 2634-2643 m, pozo Ogarrio 14157,
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La determinacién de la densidad del aceite se efectué por medio del picnémetro y en el

densimetro de resonancia:

°API = 36.3529
po= 0.8430 gr/cm?® (del picnémetro a T = 20°C Yy Paum)
po= 0.8046 gr/cm® (del densimetro a T = 87°C y p = 2280 psi)

La viscosidad del aceite se determiné en el reédmetro y en el viscosimetro electro-

magnético; en el redémetro se efectud a 80°C y pam, por presentar gasificacién a 87°C:
Lo = 2.5 cp (enreémetroap = 14.7 psiy T = 80°C)
Lo = 2.027 cp (en viscosimetro a p = 2280 psiy T = 87°C

Analisis del Agua de Formacion.
A la muestra de agua de formacion se le efectu6 un andlisis Stiff, con el que se

obtuvo su caracterizacion determinando su composicion, densidad y pH; la Tabla 6.6

presenta los resultados del analisis. En resumen se tiene:

Pw = 1.1603 gr/cm® (a 20°C Y Patm)
pH = 4.76 (a 20°C Y Patm)
Salinidad total = 230,597.78 ppm

Analisis del Agua de Inyeccion.

Al igual que el agua de formacién, al agua de inyeccion se le efectu6é un analisis

Stiff, el cual se presenta en la Tabla 6.7; también se le determiné la densidad del agua

de inyeccién en el densimetro de resonancia y la viscosidad del agua de inyeccién en el
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Tabla 6.6. Analisis Fisico, Quimico y Bateriol6gico del Agua de Formacidn, campo Ogarrio.

PROPIEDADES FISICAS
TEMPERATURA......coovsreerrreen 200 °C GASES EN SOLUCION (mglL)
DENSIDAD 1.1603 glem® @ 20.0 °C
] RO 4.76 @ 200 °C ACIDO SULFHIDRICO (H,S)...
CONDUCTIVIDAD.....cc..c0.0. psicm, @ 20.0 °C || BIOXIDO DE CARBONO (COp)..oou.vvvsevrvrveressrerssesnississsssssessies
TURBIDEZ...voovooecovvveeeessens 5 FTU OXIGENO DISUELTO (Op)..vvvvrrvvvevvnssievnmsssssssesssssssesssssssessssoee
(010 o] H 28 PtCo
(o] o] BN
PROPIEDADES QUIMICAS
CATIONES: (mg/L) (meg/L) ANIONES: (mg/L) (meq/L)
SODIO (N&)eerrservrrrrveerrrssns 56,533.44 2,459.152 CLORUROS (Clevvvvevvrecvvvvvveeesenssssns 144,000.00 4,061.716
POTASIO (K*)...ooovveererrsrrne 0.00 0.000 SULFATOS (SO, )-uvveerrerreo s 25.00 0.521
CALCIO (Ca™).rrrvvrvrrrerrssrnns 26,000.00 1,297.405 CARBONATOS (CO3).oovvrrcvvrvvvree s 0.00 0.000
MAGNESIO (Mg")..covvvrrvrrree 3,768.05 309.974 BICARBONATOS (HCO3)......ooerrecreanes 268.40 4.399
HIERRO (F&™)........ooovvrns 2.89 0.103 HIDROXIDOS (OH)....ooovvvvvvvvrrvrrssane 0.00 0.000
MANGANESO (Mn*).... 0.00 0.000 NITRITOS (NO;) 0.00 0.000
BARIO (Ba™)..ovoovrreccvrrrrrere: 0.00 0.000 NITRATOS (NO3).vvvvvvvveeessssnnnsssneesssssns 0.00 0.000
ESTRONCIO (SI™)...coovvvveee 0.00 0.000 FOSFATOS (PO, ).ovvvcrvvevee v 0.00 0.000
TOTAL: 86,304.38 4,066.635 TOTAL: 144,293.40 4,066.635
SOLIDOS DISUELTOS Y EN SUSPENSION
(mg/L) (mg/L)
SOLIDOS TOTALES w..oovvvvvvvvescesssssnnsssseessssssssnssssenees 230,597.78 DUREZA TOTAL €OMO CACO41..cuvvvvvvvrvemsssssssissseeesssssssnsssssseessns 80,500.00
SOLIDOS DISUELTOS TOTALES (SDT)..oocccccvvvvreerss 230,597.78 DUREZA DE CALCIO ¢OMO CaCOjy....ovvvecrrvvvvreemssssssrnssssseesssssins 65,000.00
SOLIDOS EN SUSPENSION (SST)....cuuvvvvvrveesrssssssnnions 0 DUREZA DE MAGNESIO como CaCO;, 15,500.00
GRASAS Y ACEITES....ooooccecivvveeesssssssssenesssssssssssseee ALCALINIDAD A LA "F" ¢OMO CaCOy...oocceervvvrvrmrssssssnrssrrneerssss 0.00
SILICE SOLUBLE (Si0)..vvvvvversrecvesmsssseesssssssnssisssneeees ALCALINIDAD A LA "M" COMO CaC03.....ovvvrrrreceeereerressesssooen 220.00
OXIDO FERRICO (F&,03)..oorrrsscreerrvvrvversssssssissseeersssssns SALINIDAD €OMO NACl .ocvvvoceeceeeeecsseeesnssneesssseesssssssessnnnes 237,374.78
ACIDEZ COMO CACO31....vvvveerssessvvssveeesssssnisssseeessssssns INDICE DE ESTABILIDAD.....oooececses e cveooevveesssseesssnsseesssnsssenssens 0.30834
TENDENCIA «.ccccccvvvveveessssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssnssssssnes INCRUSTANTE
PROPIEDADES BACTERIOLOGICAS
(Colonia/mL) (Colonia/mL)
BACTERIAS MESOFILICAS AEROBIAS...........ccovrreeen. BACTERIAS ANAEROBIAS TOTALES.......ooocceevivvveersssssnrssssneees
BACTERIAS SULFATO REDUCTORAS.........ccccerservvrn
DIAGRAMA DE STIFF & DAVIS
N a : meq /L - o
Ca — H CO3-
Mg+ sS4 -
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Tabla 6.7. Analisis Fisico, Quimico y Baterioldgico del Agua de Inyeccion, campo Ogarrio.

PROPIEDADES FiSICAS
TEMPERATURA.....oovcerr 200 °C GASES EN SOLUCION (mglL)

DENSIDAD 1.0055 glem® @ 20.0 °C
PHevooveseessresssisssessnsssessnns 8.23 @ 20.0 °C ACIDO SULFHIDRICO (H,S)

CONDUCTIVIDAD.....cc.cc0.0o. usfcm, @ 20.0 °C || BIOXIDO DE CARBONO (COp)..ovvvvvvvrvvesvrrissivnsseesessiessssesessnes
TURBIDEZ....oovvvocoovveeresssnns 10 FTU OXIGENO DISUELTO (Op)..vvvvvrvvvererssmvesnesssssssssssssssessssssssssssnees
COLOR..ccvvvvvesssssnnivsnsnessssnns 51  PtCo

(0] ]2 S

PROPIEDADES QUIMICAS
CATIONES: (mg/L) (meg/L) ANIONES: (mg/L) (meq/L)

SODIO (N&Yvvvrescrvrrrrverrrsrins 2,898.26 126.072 CLORUROS (Cl)evvvvveerseesvnsvsreseenssssns 4,400.00 124.108
POTASIO (K*)...oovvvvvreererscrnns 0.00 0.000 SULFATOS (S04 )evvvrevrreresvesessssinnn 25.00 0.521
CALCIO (Ca™).urrrvvrrvreeersssines 84.00 4192 CARBONATOS (CO3).urrvvvvrrvvmrrsscrernnns 67.20 2.240
MAGNESIO (Mg™).......vvvvee. 29.17 2.400 BICARBONATOS (HCO3)......ovvervvvoees 353.80 5,798
HIERRO (F&™).ummrrrrrrvvvvviirnnns 0.10 0.004 HIDROXIDOS (OH).....covvvvvervmrrvrss. 0.00 0.000
MANGANESO (Mn™)... 0.00 0.000 NITRITOS (NOy). 0.00 0.000
BARIO (Ba™)..ovvveersecvvrrrrree 0.00 0.000 NITRATOS (NO3).vvvvvveersessrvnvveveesssssnns 0.00 0.000
ESTRONCIO (SI™)...oocerrrvree 0.00 0.000 FOSFATOS (PO, )evveceevevee e 0.00 0.000

TOTAL: 3,011.53 132.666 TOTAL: 4,846.00 132.667
SOLIDOS DISUELTOS Y EN SUSPENSION
(mg/L) (mg/L)

SOLIDOS TOTALES ..vvvvvvvreoveesssssnnssseessssssssnnssssseen 7,857.53 DUREZA TOTAL €OMO CaCO0g.cuvvvvvvvvveerssesssnnssseeesssssssssssssseneis 330.00
SOLIDOS DISUELTOS TOTALES (SDT)..covvvvvvveeeeesenns 7,857.53 DUREZA DE CALCIO cOMO CACO4..cuvvvvvvrvvvemrssesssnnsssseesssssssnnns 210.00
SOLIDOS EN SUSPENSION (SST)...oveerivvvvverersssssssnnns 0 DUREZA DE MAGNESIO como CaCOs;.... 120.00
GRASAS Y ACEITES.....ooosoeceevrveveessssssnsssseesssssssnsissoe ALCALINIDAD A LA "F" ¢OMO CaCOy....oovseerrvrrrrerssssssrrrssseeners 56.00
SILICE SOLUBLE (Si0)..vvvvvvveeesvescessnnsssenssssssssnssssenees ALCALINIDAD A LA "M" COMO CaCO3......ovvvrrreeesrereerersssssronn 402.00
OXIDO FERRICO (F&,03)...vrrrrseerrrvvsvvemersssssinsssseeessssss SALINIDAD €OMO NAC! .ceoocvvevvvees oo 7,253.12
ACIDEZ COMO CACO31..vvvvvvveeessscsvnssssvesssssssssssneesssssns INDICE DE ESTABILIDAD....vvvosoe v seeeeeeese e 0.18489

TENDENCIA w.cooccccccvvvveeeesesnnsssseesssssissssssssssssssssssssssssssssssnissssne INCRUSTANTE
PROPIEDADES BACTERIOLOGICAS
(Colonia/mL) (Colonia/mL)
BACTERIAS MESOFILICAS AEROBIAS...........ccocer.... BACTERIAS ANAEROBIAS TOTALES........oooooeeievvvvemssssssrrnssseenes
BACTERIAS SULFATO REDUCTORAS..........cccceessrrvern
DIAGRAMA DE STIFF & DAVIS
N a meq /L ] o
Ca / H CO3-
Mg+ \ N SO4--
\ \
\ |\
\\ \\
Fe+-+ A CcOo3--
10000 G000 2000 @00 100 @0 10 s 1 s 10 0 100 =00  1poo 000 10000
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viscosimetro electromagnético; éstas mediciones se hicieron a condiciones de

yacimiento. En resumen se tiene:

Pw =1.0055 gr/cm?® (a 20°C Y Paim)

Pw = 0.9771 gr/cm? (del densimetro a Ty = 87°C y p,= 2280 psi)
Hw = 0.273 cp (del viscosimetro a Ty = 87°C y p,= 2280 psi)

pH = 8.23 (a 20°C Y Pam)

Salinidad total = 7,857.53 ppm

V1.3.2. Determinacion del Nimero Acido.

Una de las ventajas del proceso de recuperacion Mejorada por ASP, es la
generacion de surfactantes in-situ, a través de la interaccién del alcali con ciertos
compuestos acidos del aceite, el cual puede estimarse a través del Numero &cido del
aceite (Np). Esta determinacion se efectu6 a la muestra de aceite del pozo Ogarrio
1415, mediante el método Potenciométrico de Titracion, bajo la norma internacional
ASTM D-664.

Na = 0.15 mg KOH/g de aceite

Como la magnitud el Nimero Acido para este crudo estd muy por debajo del
limite de 0.5 mg de KOH / g de aceite, es un indicativo de que el aceite no contiene
suficientes acidos organicos para la generacion de cantidades importantes de
surfactantes in situ, quedando su principal rol como agente de sacrificio para disminuir

la adsorcién de los surfactantes en la superficie de la roca.
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VI.3.3. Caracterizacién de Nucleos del Yacimiento.

La caracterizacion de los Nucleos del yacimiento considerados para este trabajo
y que se presenta en esta seccion, no se realiz6 durante el trabajo de laboratorio
desarrollado, se tomé de los informes de laboratorio existentes (Agat 2006°7). Como ya
se menciono, los nucleos utilizados en este estudio fueron los del pozo Ogarrio 1415; el
Nucleo 1 cortado en el intervalo 2410-2419 m, que corresponde a la arena E-9B y el
Nucleo 2 cortado en el intervalo 2634-2643 m, perteneciente a la arena E-7A

La porosidad y permeabilidad de los Nucleos 1 y 2 del pozo Ogarrio 1415 que se
presentan en la Tabla 6.8, son las reportadas en el andlisis petrofisico’’ y fueron
determinadas con una presién de sobrecarga de 147.94 kg/cm?. Para el Ntcleo No. 1
se tiene una permeabilidad y porosidad promedio de 157.04 md y 21.96%,
respectivamente, mientras que el Nucleo No. 2 presenta valores promedio de 65.98 md
y 19.39 %); para referencia se tienen los valores promedios del campo que son 201 md y
22% (Figuras 6.7 y 6.8 de este capitulo). Puede observarse que los pardmetros del
Nucleo 1 se aproximan mas a los promedios del campo que el Nucleo 2. Es importante
resaltar la diferencia en las condiciones de medicion de porosidad y permeabilidad del
resto de los ndcleos del campo Ogarrio, que en su mayoria son andlisis de laboratorio
que no consideraron el efecto de sobrecarga, como lo hacen las mediciones de los
nacleos de pozo Ogarrio 1415, por lo que es factible esperar que los valores promedio

del campo estén un poco sobreestimados.

El informe petrofisico’’ existente reporta la determinacién de la presion capilar

agua-aceite por centrifuga para nueve muestras del Nucleo 2 del pozo Ogarrio 1415; de
estas pruebas se obtuvieron las saturaciones de agua irreducible y de aceite residual
gue se resumen en la Tabla 6.9. La saturaciéon de agua irreducible varia entre 33.09% vy
56.71% y la saturacion de aceite residual entre 8.18% y 16.80%. EI comportamiento de
las presiones capilares, para los procesos de drene e imbibicion se presenta en la
Figura 6.12. Las condiciones de medicién fueron: T = 80°C, salinidad = 221000 ppm,
densidad del aceite a 18°C = 0.8239 gr/cc.
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Tabla 6.8. Andlisis petrofisico basico de los Nicleos No. 1y No.2 del pozo Ogarrio 1415 a presién
de sobre carga de 147.94 kg/cm?.

NUCLEO No. 1 NUCLEO No. 2
Densidad Densidad
Profundidad | de Grano | Porosidad | Permeabilidad Profundidad | de Grano | Porosidad | Permeabilidad
Muestra (m) (g/cc) (%) (mD) Muestra (m) (g/cc) (%) (mD)

SP001 2410.4 2.6033 21.31 91.041 SP001 2634.3 2.6270 21.58 88.76
SP002 2410.5 2.5758 18.09 10.44] |spoo2 2634.3 2.6279 20.53 77.28
SP004 2411.0 2.6102 23.04] 169.51] [SP003 2634.4 2.6380 21.49 94.35
SP005 2411.2 2.6170 22.54 172.16] [SP004 2634.5 2.6349 20.76 81.72
SP006 2411.2 2.6175 23.75 200.53) |SP005 2634.6 2.6422 22.00 111.07|
SP007 2411.3 2.6183 23.64 336.13] |ISP0O07 2634.7 2.6247 20.32 117.36)
SP009 2411.8 2.6471 17.75 71.17) |SP0O08 2634.7 2.6346 19.08 100.20]
SP010 2413.3 2.6215 24.33 199.01) |SPO10 2634.8 2.6382 18.54 108.22
SP011 2413.4 2.6337 25.19 357.46] |SPO11 2635.0 2.6889 3.38 1.71
SP015 2413.7 2.6106 24.00 175.22) |SP012 2635.2 2.6424 18.96 27.09
SP016 2413.7 2.6108 23.32 92.71) |SP013 2635.3 2.6432 19.74 44.20
SP017 2413.8 2.6142 23.04] 156.51) |SP014 2635.4 2.6475 19.57 27.37|
SP018 2413.8 2.6216 22.59 106.35) |SPO15 2635.4 2.6418 21.35 68.70
SP019 2413.9 2.6335 22.31 155.22] |SPo16 2635.5 2.6343 20.04 68.20]
SP020 2414.0 2.6187 21.59 208.31) |SPO17 2635.6 2.6254 22.01 44.75
SP021 2414.0 2.6296 22.27 200.21) |SP018 2635.6 2.6298 23.40 55.50
SP022 2414.1 2.6271 22.46 225.44) |SP019 2635.7 2.6431 23.11 64.59
SP023 2414.1 2.6259 22.56 258.77] |SP020 2635.7 2.6336 22.00 89.98
SP025 2416.7 2.5929 19.72 37.45) |SP023 2635.9 2.6435 19.02 36.02
SP026 2416.8 2.6385 20.42 18.04] |SP024 2636.0 2.6356 22.85 75.06)
SP027 2416.8 2.6469 21.13 19.91] |SP025 2636.1 2.6355 23.23 110.42)
SP028 2416.9 2.6330 21.60 34.57] |SP028 2636.3 2.6427 21.15 85.15
SP033 2417.2 2.6349 25.50 329.31] ISP029 2636.4 2.6610 19.82 122.54
SP034 2418.6 2.6448 23.50 245.48) |SP030 2641.6 2.6179 16.28 11.57|
SP035 2418.7 2.6262 23.90 245.93] |SPO31 2641.7 2.6237 16.63 5.78
SP036 2418.9 2.6405 24.60 325.97] |SP032 2641.9 2.6441 16.40 60.37|
SP037 2418.9 2.6209 18.27 25.81) |SP0O33 2641.9 2.6549 10.39 3.42
SP038 2418.9 2.7268 14.23 3.88

SP039 2419.0 2.5763 19.06 5.00

SP040 2419.1 2.6175 23.18 233.60

Valor minimo: 2.5758 14.23 3.88] JVvalor minimo: 2.6179 3.38 1.7
Valor maximo: 2.7268 25.50 357.46] |Valor méaximo: 2.6889 23.40 122.54
Promedio: 2.6245 21.96 157.04] |Promedio: 2.6391 19.39 65.98

Tabla 6.9. Saturacion de agua irreducible y saturacién de aceite residual, determinadas a partir de
mediciones de presion capilar, sistema agua-aceite, T = 80°C, salinidad = 221000 ppm,
densidad del aceite a 18°C = 0.829 gr/cc, Nucleo No. 2, Pozo Ogarrio 1415.

DRENE IMBIBICION
Muestra Porosidad | Permeabilidad Swi Sor Presion Capilar al | Presion Capilar al
(%) (mD) (Fraccion) (Fraccién) | Punto Final kg/cm®] Punto Final kg/cm?
SP003 21.49 94.35 0.4125 0.0979 4.5846 -8.9919
SP007 20.32 117.36 0.3309 0.0818 4.4755 -8.7318
SP014 19.57 27.37 0.5671 0.1048 4.5551 -8.8980
SP017 22.01 44.75 0.4732 0.0965 4.5724 -8.9378
SP019 23.11 64.59 0.4100 0.1215 4.6560 -9.1469
SP022 20.54 53.97 0.3882 0.1680 4.6224 -9.0775
SP023 19.02 36.02 0.4446 0.1031 4.6611 -9.1652
SP027 22.51 125.83 0.3647 0.0882 4.5785 -8.9664
SP031 16.63 5.78 0.5019 0.1349 4.5816 -8.9643
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PROCESO DE DRENE —e— SP003, Oga-1415, N-2, 2634.43m

—&— SP007, Oga-1415, N-2, 2634.67m

SP014, Oga-1415, N2, 2635.35m

SP017, Oga-1415, N-2,2635.56m

—%— SP019, Oga-1415, N-2, 2635.66m

—e— SP022, Oga-1415, N-2, 2635.66m

Presién Capilar (kg/cm2)
N

—+— SP023, Oga-1415, N-2, 2635.93m

—6— SP027, Oga-1415, N-2, 2636.15m

PROCESO DE IMBIBICION P SP031, Oga-1415, N-2, 2641.7m

-10 ‘
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1

Sw (fraccién)

Figura 6.12. Comportamiento de la presion capilar agua-aceite en el Nucleo No. 2,
pozo Ogarrio 1415

La determinacion de la mojabilidad de la roca del yacimiento también se reportod

en el informe petrofisico’’; se realiz6 en nueve muestras del Ntcleo No.2 del pozo
Ogarrio 1415. Para éstas mediciones se calcularon los indices de mojabilidad de Amott-

Harvey (Ian) y el de USBM (lysewm), los cuales se resumen en la Tabla 6.10.

Tabla 6.10. Indices de mojabilidad de la roca del yacimiento, Nucleo No. 2, pozo Ogarrio 1415.

Muestra Porosidad | Permeabilidad Sor Swi lan lusem
(%) (mD) (Fraccién) (Fraccién)
SP001 21.58 88.76 0.1041 0.4357 0.11 0.22
SP005 22.00 111.07 0.1030 0.4315 0.10 0.42
SP008 19.08 100.20 0.1150 0.4463 0.13 0.40
SP013 19.74 44.20 0.1244 0.4410 0.13 -0.26
SP016 20.04 68.20 0.1176 0.4445 0.14 0.11
SP018 23.40 55.50 0.1137 0.4655 0.14 -0.06
SP021 21.64 68.65 0.1117 0.4413 0.12 0.15
SP026 23.50 102.70 0.1004 0.3667 0.13 0.10
SP030 16.28 11.57 0.1243 0.4852 0.21 0.17
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en general las muestras del yacimiento son ligeramente mojables al agua, y para los

casos de las muestras SP013 y SP018 la preferencia de la roca es ser ligeramente

De la Tabla 6.10 y considerando lo visto en el Capitulo Ill, se puede concluir que

mojada por aceite, pudiendo ser clasificados como de mojabilidad intermedia.

Ogarrio 1415; ésta mineralogia se presenta en la Tabla 6.11. Del andlisis mineraldgico
se puede concluir que el Nucleo No. 1 presenta una arcillosidad (de 14 a 33%) mayor
gue el Nucleo No. 2 (de 13 a 21%) y las arcillas presentes son la illita (de 2 a 9%),
caolinita (de 6 a 14%), montmorillonita o0 esmectita (de 0 a 10%) y la clorita (de 0 a 8%),

por lo cual, puede decirse que presentan tendencia al hinchamiento cuando estan en

Se determind la mineralogia a seis muestras de los Nucleos No. 1 y 2 del pozo

contacto con un agua que no tiene la composicion quimica adecuada.
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Tabla 6.11. Analisis mineraldgico de los Nucleos 1y 2 del pozo Ogarrio 1415.

Nucleo No. 1 No. 2

Profundidad 2410-2419.3 2634-2643

Arena E-9B E-7A

Muestra SP001 SP010 SP039 SP001 SP028 SP033

Profundidad 2410.4 2413.32 | 2419.01 | 2634.32 | 2636.27 | 2641.91

Mineralogia (%)

Cuarzo 39.00 46.00 32.00 57.00 45.00 52.00

Plagioclasa 18.00 23.00 19.00 17.00 15.00 17.00

Feldespato potasico 13.00 12.00 11.00 11.00 9.00 13.00

Calcita 2.00 4.00 2.00 1.00 5.00 2.00

Dolomita 3.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

Muscovita 3.00 3.00 2.00 0.00 2.00 2.00

Pirita 0.00 0.00 0.00 0.00 2.00 1.00

Siderita 2.00 0.00 1.00 0.00 0.00 0.00

Total arcillas 20.00 14.00 33.00 15.00 21.00 13.00
Minerales Arcillosos (%)

Illita 2.00 2.00 9.00 1.00 5.00 1.00

Caolinita 14.00 7.00 6.00 11.00 9.00 8.00

Montmorillonita (esmectita) 4.00 3.00 10.00

Vermeculita

Clorita 2.00 8.00 3.00 7.00 4.00
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VI.3.4. Determinaciones Reoldgicas de Soluciones Poliméricas con el Agua de
Inyeccién y Agua de Formacién.

Para evaluar la factibilidad de utilizar soluciones poliméricas, se realizaron
mediciones reoldgicas que consistieron en determinar la viscosidad aparente de la
solucion en funcion de la velocidad de corte variable, para lo cual se utilizé un reémetro
Anton Paar modelo Physica MCR 301, con una geometria de cilindros concéntricos en
el cual, la separacion entre el cilindro que contiene la muestra y el cilindro cénico central
debe ser suficientemente grande en comparacion con las moléculas del fluido al cual se

le medird la viscosidad. La Figura 6.13 muestra el aparato utilizado.

Se evaluaron tres tipos de polimeros sintéticos a una sola concentracion de
10000 ppm; se eligio esta concentracion por no ser muy alta y por que esta dentro de
las concentraciones utilizadas en los proyectos de inyeccion ASP (ver Tabla 5.7 del
Capitulo V). En el aspecto econdmico se desea que la concentracion a utilizar sea la
minima, debido a los costos del polimero. Los polimeros evaluados fueron un cationico,
un no-iénico y un anidnico; en la Tabla 6.12 se presenta las caracteristicas generales de

dichos polimeros.

Cilindro Cilindro contenedor
conico de muestra

Figura 6.13. Redbmetro Anton Paar modelo Physica MCR 301, mostrando la geometria que se utilizé
para las pruebas reoldgicas de las soluciones poliméricas.
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Tabla 6.12. Caracteristicas generales de los polimeros evaluados.

Polimero Caréacter Peso Molecular Estructura quimica Monémero
iénico (108 g/mol)
P9 Catidnico 7-10 Copolimero de acrilamida— 2-
(3% de {“CHZ CHH e CH}* N-acriloxi-2-etil-N-trimetil-
cationicidad) l ® l : cloruro de amonio
VN VN
© NH, o s}
L
LHZ
HaC M ——CH;
‘ or
CHs
P14 No-iénico 25-4 Poliacrilamida (homopolimero
CHy CH de acrilamida)
[ | ]m
/
© NH;
P18 Anibnico 0.5 Polimero de acrilamida —
(5% de acrilato de sodio
anionicidad) «ECHz— CH H CH,——CH 1» (poliacrilamida parcialmente
| m ‘ . hidrolizada).
/ g / g
O/ NH, O/ OrMar

Se evalué el comportamiento de los polimeros con el agua de inyeccion, y para
evaluar el comportamiento de la solucion polimérica al entrar en contacto con el agua
de formacion al inyectarse en el yacimiento, se efectuaron determinaciones reoldgicas
considerando soluciones con mezclas de 50% agua de inyeccion — 50% agua de
formacién y 100% de agua de formacién. La preparacion y agitacién de las soluciones
poliméricas se realizd a temperatura ambiente, adicionandose la cantidad necesaria de
polimero en polvo (1000 ppm) mientras se mantenia la agitacion del agua de inyeccion
o bien de la mezcla de agua de inyeccion — agua de formacion; la agitacion después de
la adicion del polimero se mantuvo durante un periodo de 24 horas y posteriormente se
efectuaron las mediciones a una temperatura de T = 87°C y variando la velocidad de
corte de 0.05a 20 s™.
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Las Figuras 6.14, 6.15 y 6.16 presentan el comportamiento reoldgico de los tres
polimeros evaluados; de éstas Figuras es importante mencionar que las
determinaciones realizadas a velocidades de corte menores a 1.0 seg™ no mostraron un
comportamiento confiable, ya que como se ha reportado en la literatura (Figura 6.17,
tomada de Lake®), en el rango de bajas velocidades de corte las soluciones poliméricas
presentan un comportamiento Newtoniano con viscosidad aparente constante, lo cual
difiere con los valores medidos en el laboratorio; por lo anterior, en la siguiente
discusién de los resultados sélo se consideran las mediciones realizadas a velocidades

de corte mayores a 1.0 seg™.

La Figura 6.14 presenta el comportamiento reoldgico del polimero catiénico P9,
M = 7 - 10 x 10° g/mol, del cual se puede concluir que con el agua de inyeccién se
puede alcanzar una viscosidad aparente de 1.8 cp; asi también se puede observar que
la presencia del agua de formacion no afecta su desempefio, ya que mantiene una

viscosidad aparente de 1.8 cp y en el mejor de los casos se incrementa hasta 2 cp.

En la Figura 6.15 se muestra el comportamiento reoldgico del polimero no-iénico
P14, M = 2.5 — 4 x 10° g/mol, del cual se puede concluir que con el agua de inyeccion
no tiene un buen comportamiento ya que no logra incrementar la viscosidad aparente
por arriba de 1.0 cp, sin embargo, su desempefio es mejorado con la presencia del

agua de formacion, incrementando la viscosidad aparente hasta 1.3 cp.

Para el polimero aniénico P18, M = 0.5 x 10° g/mol, la Figura 6.16 muestra su
comportamiento reoldgico; para este polimero se concluye que tiene un buen
desemperio con el agua de inyeccion alcanzando una viscosidad aparente del orden de
2.9 cp, sin embargo, es fuertemente afectado por la presencia de agua de formacion,

disminuyendo la viscosidad aparente hasta por debajo de 1 cp.

Los resultados respecto al comportamiento de la viscosidad aparente de las

soluciones poliméricas analizadas, se resumen en la Tabla 6.13.
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Inyeccién-P9 1; P9 (0.1%w), 0.05-20 s-1,

06/08/2008; CC27-SN12781; d=0 mm

- n Viscosity

Formacién-P9 2; P9 (0.1%w), 0.05-20 s-1,
07/08/2008; CC27-SN12781; d=0 mm
- n Viscosity

Inyeccion-Formacion-P9; P9 (0.1%w), 0.05-20 s-1,

07/08/2008; CC27-SN12781; d=0 mm

n Viscosity

;\,\_) Anton Paar

Shear Rate y

Figura 6.14. Comportamiento reolégico del polimero P9 (catiénico, M = 7 — 10 x 10° g/mol),
concentracién de 1000 ppm en 100% agua de inyeccion, 100% agua de formacion
y mezcla de 50% agua de inyeccion — 50%agua de formacioén; 1000 ppm, T = 87°C.
Muestras del campo Ogarrio.

Inyeccion-P14 1; P14 (0.1%w), 0.05-20 s-1,
06/08/2008; CC27-SN12781; d=0 mm
- n Viscosity

Formacién-P14 2; P14 (0.1%w), 0.05-20 s-1,

07/08/2008; CC27-SN12781; d=0 mm

-+ =n Viscosity

inyeccion-Formacién-P14 1; P14 (0.1%w), 0.05-20 s-1,
07/08/2008; CC27-SN12781; d=0 mm

n Viscosity

~

Anton Paar
’,/"ﬂ_) to

Shear Rate y

Figura 6.15. Comportamiento reolégico del polimero P14 (no-iénico, M = 2.5 — 4 x 10° g/mol),
concentraciéon de 1000 ppm en 100% agua de inyeccion, 100% agua de formacion y
mezcla de 50% agua de inyeccion — 50%agua de formacion, T = 87°C. Muestras del
campo Ogarrio.
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—_—

Shear Rate y

Figura 6.16. Comportamiento reolégico del polimero P18 (aniénico, M = 0.5 x 10° g/mol),
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concentracién de polimero (segtn Tsaur, 1978, Lake”).
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Tabla 6.13. Conclusiones generales del comportamiento reoldgico de los polimeros evaluados.

Peso Molecular wy (Cp)
Polimero | Caréacter ionico 10° g/mol Mezcla @Sg=0.05s"] @Sg=20s"
P9 Catibnico 7-10 100% Al 160 1.8
50% Al + 50% AF 9.5 1.9
100% AF 3 2.1
P14 No-iénico 25-4 100% Al 10 0.9
50% Al + 50% AF 9.8 1.1
100% AF 9.5 1.3
P18 Aniénico 0.5 100% Al 8 2.9
50% Al + 50% AF 42 0.85
100% AF 4.9 0.89

Al : Agua de Inyeccién.
AF: Agua de Formacion.

VI1.3.5. Determinacion de Isotermas de Adsorcidn de Surfactantes.

De los agentes quimicos utilizados en la Recuperacion Mejorada por ASP, los
surfactantes son los de mayor costo, por lo que es muy importante en el disefio de un
proceso de este tipo, elegir la menor concentracion posible de surfactante. Como se
discutio en los capitulos anteriores, la concentracion del surfactante y en general de los
agentes quimicos depende de las interacciones roca-fluidos; una de estas interacciones
es su adsorcion en el medio poroso, la cual se determind para el caso de algunas

formaciones del campo Ogarrio.

Para la determinacion de las isotermas de adsorcion, se tomd una muestra de +/-
1 kg de arena suelta del Nucleo No. 1 del pozo Ogarrio 1415, la cual debido a su estado
fisico mostrado en la Figura 6.10, s6lo se puede ubicar por el numero de la caja, que
para el caso es la caja 7, que corresponde al metro 2416. El procedimiento requiere
efectuar las determinaciones en arena de tamafio de malla 50 y 60, por lo que la
muestra original de arena fue pasada a través de cedazos; para conseguir una cierta
cantidad razonable de la arena clasificada, se procedié a moler el grano grueso en

morteros.
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Se evaluaron dos surfactantes catidnicos que fueron el MOJ-4 (bromuro de

dodeciltrimetilamonio) y MOJ-5 (bromuro de tetradodeciltrimetilamonio). Las soluciones

fueron preparadas con agua de inyeccion de Ogarrio y surfactante liquido, agitados

manualmente.

El procedimiento experimental fue el siguiente:

Lavado del mineral. Las muestras de arena malla 50 y 60 fueron colocadas
dentro de dedales para permitir su lavado en un aparato soxhlet, que contenia
una mezcla ternaria de solventes recomendada por el Instituto Francés del
Petréleo (IFP), que consistié de 78% vol. de tolueno + 7% vol. de etylen diamina
+ 15% vol. de metill2 pyrrolidona;.el tiempo de lavado fue de 24 horas. Aqui es
importante resaltar lo critico de esta etapa, debido a lo sensible que es este tipo
de determinacion a la suciedad que pudiera contener el mineral como
consecuencia de una mala limpieza, o bien la contaminacién durante el secado
(compartir el horno de vacié con otras muestras); para las determinaciones de
Ogarrio, fue necesario repetir las mediciones hasta en tres ocasiones, utilizando
para el lavado, tolueno y mezcla de 60% cloroformo + 40% metanol, hasta que

finalmente se utilizé la mezcla recomendada por el IFP.

Secado de las muestras. Al retirar las muestras del aparato soxhlet, se procedio

a secarlas por un periodo de 24 horas en un horno al vacio.

Preparacion de las muestras. Con ayuda de una balanza analitica, se prepararon
del orden de 14 muestras en bieles pequefios, conteniendo cada uno +/- 0.5 g de
mineral de una sola malla; a cada uno de los bieles con mineral se le agregaron
4 ml de solucién de agua de inyeccion de Ogarrio con surfactante a diferentes
concentraciones (de 0.002 a 3 %wt). La Figura 6.18 ilustra el procedimiento de

preparacion de las muestra.
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Figura 6.18. Preparacion de las muestras requeridas para la determinacion de la isoterma de
adsorcion de surfactante para el mineral del Ntcleo No. 1, pozo Ogarrio 1415.

4.- Agitacion de las muestras. Como parte del procedimiento las muestras se dejan
por un tiempo de 24 horas en agitacion continua a 20 rpm, en el aparato que se
muestra en la Figura 6.19.

5.- Medicion de la longitud de onda. La concentracion final de surfactante en la
solucion, se determina indirectamente a partir de la longitud de onda medida en
el Espectrofotometro UV mostrado en la Figura 6.20; en este aparato se analizan
una a una las muestras obtenidas de los bieles después de las 24 horas de
agitacion, obteniéndose un espectro de longitud de onda para cada una de las

concentraciones de surfactante analizadas.

El procedimiento experimental anterior se realizé a condiciones de laboratorio
(presion y temperatura ambiental), excepto el lavado de mineral que se hace calentando
los solventes a su punto de ebullicion y secado del mismo, el cual se efectda en un

horno a presion de vacio.
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Figura 6.19. Agitacion de las muestras por 24 horas para la determinacion de la isoterma de
adsorcion de surfactante para el mineral del Nucleo No. 1, pozo Ogarrio 1415.

Figura 6.20. Espectrofotometro UV en donde se mide la longitud de onda de las muestras para la
determinacion de la isoterma de adsorcidn de surfactante para el mineral del Nucleo
No. 1, pozo Ogarrio 1415.
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Una vez concluido el procedimiento experimental anterior, la informacion
obtenida (masa de mineral, masa de solucién y longitud de onda) se procesa en una
hoja de calculo, obteniéndose la concentracion final de surfactante en funcion de la
longitud de onda; con este resultado se hace un balance de masa en el que se obtiene
la masa de surfactante adsorbida por el mineral, expresada en mg de surfactante / g de
mineral. La Figura 6.21 presenta las isotermas obtenidas y la Tabla 6.14 los valores de
adsorciéon de las isotermas mostradas (por limitaciones de tiempo y disponibilidad de
equipo solo se obtuvieron las isotermas de adsorcion del MOJ-4 y MOJ-5 con el mineral

malla 50 del Nucleo No. 1, pozo Ogarrio 1415).

8 0 T T T T

—— MOJ4, mineral malla_50, N-1, Ogarrio-1415

707" . .= - MOJ5, mineral malla_50, N-1, Ogarrio-1415| | . S

Adsorcioén de surfactante
(mg surfactante / g mineral)

0 5000 10000 15000 20000 25000 30000 35000

Concentracion inicial de surfactante (ppm)

Figura 6.21. Isotermas de adsorcion de surfactante, mineral malla 50 del Nacleo No. 1,
pozo Ogarrio 1415.
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Tabla 6.14. Adsorcion de surfactante, mineral malla 50 del
Nucleo No. 1, pozo Ogarrio 1415.

Concentracién Adsorcién (mg surf /g mineral)
(ppm) (%wt) MOJ-4 MOJ-5

100 0.01 0.09129 0.57218
500 0.05 0.58047 1.21168
800 0.08 1.3719 1.49134
1000 0.1 1.72442 1.97483
5000 0.5 10.67795 16.79814
8000 0.8 11.754 26.05571
10000 1 13.23869 29.90098
15000 15 15.15573 34.82805
20000 2 20.68741 41.83403
25000 2.5 23.59991 58.04674
30000 3 71.88352

VI.3.6. Determinacién de la Tensién Interfacial con Soluciones Alcalinas.

En todo proceso de Recuperacion Mejorada las interacciones fluido inyectado —
fluido del yacimiento tienen un papel importante en el éxito del método. En el
desplazamiento por agentes quimicos (ASP), una propiedad importante resultado de la
interaccién antes mencionada, es la Tension Interfacial agua-aceite alcanzada con la
aplicacion del alcali; la medicién de dicha Tension Interfacial es basica en el proceso
quimico, ya que a partir de ésta puede determinarse si es factible inyectar el alcali como
agente reductor de tension interfacial. Antes de presentar las tensiones interfaciales
medidas, se presenta una descripcion breve de los métodos de medicion existentes,

incluyendo el método utilizado en este trabajo.

Drelich y cols.”® hacen una recopilacién de la literatura técnica referente a la
determinacion de la Tensién Interfacial, agrupando los métodos existentes en los cinco

grupos siguientes:

I.- Métodos que usan microbalanza (Plato de Wilhelmy, tensiémetro de aros).

ii.- Medicién de presién capilar (presion méaxima de burbuja, gota creciente).
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ii.-  Analisis de fuerzas capilares-gravitacionales (elevacion capilar, volumen de

gota).
iv.-  Gota distorsionada por gravedad (gota pendiente).
V.- Gota distorsionada por fuerza (gota rotatoria, micropipeta).

En el trabajo también se presenta una tabla comparativa que sirve de guia para
seleccionar el método de medicidn; para el caso de sistemas liquido-liquido los métodos
aplicables son: presion maxima de burbuja, gota pendiente y elevacion capilar, aunque
el ultimo de los métodos presenta mucha dificultad experimental. En el trabajo de
laboratorio presente desarrollado en el IMP, se utilizd el método de gota pendiente a

condiciones de yacimiento.

El método de gota pendiente consiste en generar gotas a condiciones de py T,
caracterizando la gota a condiciones de deformacion maxima y a condiciones de
equilibrio, mediante la medicion de dos longitudes caracteristicas que son: (a) el
didmetro ecuatorial D y (b) el didmetro d ubicado a la distancia D a partir de la cima de
la gota; estas longitudes caracteristicas se muestran en la Figura 6.22. La Tension

Interfacial se determina con la ecuacién siguiente:

o= 2PD” 6.1)
H

El pardmetro H depende del factor de forma S = d/D, y puede obtenerse de tablas o

bien, calcularse con la siguiente ecuacion empirica:

B
L S;‘+BBSS—BZSZ+818—BO, (6.2)

donde a, B1, By, B3 y B4 son constantes empiricas para un cierto rango de S.
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Figura 6.22. Gota pendiente.

Preparaciéon de las soluciones alcalinas. Se decidié evaluar el hidroxido de
sodio (NaOH), debido a que el objetivo principal de esta medicion es determinar el nivel
de disminucién de la tension interfacial que se puede lograr con el alcali; como se
establecio en los antecedentes del proceso ASP, de los diferentes tipos de alcali
utilizados en la industria, el hidroxido de sodio disminuye la tensién interfacial mas que

cualquiera de los otros alcalis.

Para establecer la isoterma de tension interfacial y determinar un rango optimo
de concentraciones, se prepararon cinco soluciones alcalinas a concentraciones de
0.05, 0.1, 0.5, 1.0 y 1.5 %wt de NaOH, de acuerdo a la formulacion presentada en la
Tabla 6.15. También se determind la densidad y pH de las soluciones y se presentan en

la misma Tabla 6.15.
Medicién de la Tension Interfacial. Para realizar la medicion se procede a

colocar las muestras en balas p-T que se colocan y conectan en el sistema de

medicion, el cual consiste de los elementos siguientes:
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Tabla 6.15. Soluciones alcalinas evaluadas.

Concentracion de la
solucidn alcalina Densidad*
(Yowt) Formulacion pH (g/cm?
0 Al (Agua de inyeccién) 8.23 0.977110
0.05 500ml de Al + 0.25g de NaOH 12.76 0.977649
0.1 500ml de Al + 0.5g de NaOH 13.33 0.978801
0.5 500ml de Al + 2.5g de NaOH 14.24 0.979846
1 500ml de Al + 5g de NaOH 14.42 0.984132
15 500ml de Al + 7.5g de NaOH 14.60 0.989508

* Medidaa p=2280 psiy T = 87°C

1 Bala p-T conteniendo la solucién alcalina.

1 Bala p-T conteniendo el aceite de Ogarrio

1 Celda p-T con ventanas de cristales de cuarzo y capilar.
1 Bomba de compresién de liquido.

1 Celda contenedora de calor.

1 Resistencia eléctrica.

1 Lampara.

1 Camara fotografica.

1 Computadora portatil.

Sensores de presion y temperatura.

Lineas y valvulas de conexion.
La Figura 6.23 presenta un esquema que ilustra el sistema de medicion y sus
elementos; la Figura 6.24 presenta el sistema real. La medicion se realizé empleando el

procedimiento general siguiente:

1.- Se prueba el sistema con presién para verificar que no existan fugas y en su

caso se procede a corregirlas.

2.- Se conecta la resistencia eléctrica para elevar la temperatura y se aisla el

sistema con la celda contenedora de calor.
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Figura 6.24. Sistema para la medicion de la Tension Interfacial.
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3.- Se espera a que el sistema alcance las condiciones de p y T de medicién,

regulando la presion con la bomba de compresion de liquido.

4.- Una vez alcanzada las condiciones de p y T se procede a generar una gota con
el capilar y a tomar fotografias continuas, verificando que se obtenga una gota
con la deformacion maxima y a condiciones estabilizadas, como se muestra en la
Figura 6.25.

5.- Se determinan las longitudes caracteristicas y se calcula la Tension Interfacial.

Las tensiones interfaciales medidas se presentan en la Tabla 6.16, y en la Figura
6.26 se presenta el comportamiento grafico. En la medicién con la solucion alcalina al
1.0 %wt de NaOH, se tuvo un problema con los sellos del sistema, lo cual no permitio
efectuar la medicion, por lo que no se presenta la Tension Interfacial para dicha

solucién.

Figura 6.25. Serie fotografica de la gota pendiente del sistema Aceite de Ogarrio — Agua de
Inyecciéon de Ogarrio + 0.1 %wt de NaOH, para la determinacién de la Tension
Interfacial.
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Tabla 6.16. Tensién Interfacial medida en el sistema Aceite de Ogarrio — Soluciones Alcalinas
a diferentes concentraciones de NaOH.

Concentracién de la
solucién alcalina Tensioén Interfacial*
(Yowt) Formulacion pH (dinas/cm)
0 Al (Agua de inyeccién) 8.23 16.242157
0.05 500ml de Al + 0.25g de NaOH 12.76 7.965461346
0.1 500ml de Al + 0.5g de NaOH 13.33 3.881407668
0.5 500ml de Al + 2.5g de NaOH 14.24 5.016130102
1.5 500ml de Al + 7.5g de NaOH 14.60 7.171800674

*Medidaap =2280psiy T =87°C

100.0

Tension Interfacial (dinas/cm)

1.0 T
0.01 0.1 1 10

Concentracion de NaOH (%owt)

Figura 6.26. Comportamiento de la Tensién Interfacial para el sistema
Aceite de Ogarrio — Soluciones Alcalinas a diferentes
concentraciones de NaOH.
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VI1.3.7. Pruebas de Desplazamiento.

Las pruebas de desplazamiento en nudcleos de la formacion a pesar de las
condiciones controladas bajo las que se realizan, es uno de los procesos que mejor se
aproxima al comportamiento real que se tendria en el campo. Los objetivos principales
de estas pruebas son: (a) estudiar la inyectividad y el comportamiento reoldgico de las
soluciones inyectadas, y (b) estudiar la recuperaciéon de aceite. Los estudios del
incremento en la recuperacion generalmente son evaluaciones terciarias que se
comparan con el comportamiento secundario (desplazamiento por inyeccion de agua);
la diferencia en el volumen de hidrocarburos recuperado sirve de base para la

evaluacién econdmica del método estudiado.

El estado fisico de los Nucleos 1 y 2 del pozo Ogarrio 1415, no permitié
recuperar tapones consolidados en los que se pudieran llevar a cabo pruebas de
desplazamiento, por lo que en este aspecto el estudio presente quedd limitado a
recomendar dichas pruebas con base en el andlisis de los resultados obtenidos en las
pruebas previas (siguiente punto VI.4). Sin embargo, es importante mencionar que en
su momento (cuando el corte del nacleo era reciente), se efectuaron dos pruebas de
desplazamiento por inyeccion de agua, cada una en un grupo distinto de tapones del
Nicleo 2 del pozo Ogarrio 1415’"; la Tabla 6.17 y la Figura 6.27 presentan los

resultados principales de las pruebas descritas a continuacion.

Tabla 6.17. Resumen de la pruebas de desplazamiento por inyeccidon de agua.

PROPIEDADES DE LAS MUESTRAS AGUA INYECTADA
Volumen | Recuperacion k, @ Sw =

Profundidad |Porosidad| Permeabilidad Inyectado | de aceite Sy Seor k, @S, | (1-Sy)

Grupo | Muestras | Nucleo (m) (%) (md) Tipo (VP) (%) (%) (%) (md) (md)
3 SP00L 2 2634.32 2158 88.76
SP005 2 2634.56 22.00 111.07
SP026 2 2636.10 23.50 102.70

Promedio armdnico:|  22.36 100.02 AD 1.28 79.16% 4202 | 12.08 | 8.2570 1.3228
4 SP002 2 2634.38 20.53 77.28
SP015 2 2635.40 21.35 68.70
SP020 2 2635.71 22.00 89.98

Promedio armdnico:|  21.29 771.77 50% AD +50% AF|  1.68 82.76% 4169 | 1005 | 7.7668 | 1.2699

AD: Agua dulce
AF: Agua de formacion
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Inyecciéon de Agua Dulce en el grupo 3. Del Nucleo 2 del pozo Ogarrio 1415 se
seleccionaron las muestras SP001, SP005 y SP026 para formar el grupo 3, en el que se
efectud el desplazamiento por inyeccion de agua dulce. Para este grupo el promedio
armonico de la porosidad es de 22.36 % y el promedio arménico de la permeabilidad es
de 100.02 md. Del desplazamiento se obtuvo una saturacion del aceite residual (Ser) de
12.08% y una recuperacion final de 79.16 % a 1.28 VP de agua inyectada. La
permeabilidad efectiva al aceite a la saturacion de agua correspondiente a la irreducible
(Swi) es de k', = 8.2570 mD y la permeabilidad efectiva al agua a la saturacion de agua
igual a (1- Sor) es de k', = 1.3228 mD.

100 ‘ T T T T ‘ T T T T ‘ T T T 500
—a— Grupo 3: Iny. AD en Nucleo 2, Ogarrio 1415
: . + { i

0.90 Iny. AD + AF en Nucleo 2, Ogarrio 1415 || 450

0.80 - 4.00
‘S 0.70 + 350 __
Q <
[&]
£ 0.60 +3.00 2
9 N—r
g g
2 2
o 0-50 1 -+ 2.50 &
© (]
c =
Ne) ©
‘5 0.40 2.00 <
o )
2
>
2 0.30 ¢ 150 &
4

0.20 - -+ 1.00

0.10 / 0.50

0.00 » 0.00

0.00 0.50 1.00 1.50 2.00

Agua Inyectada (VP)

Figura 6.27. Comportamiento de las pruebas de desplazamiento por inyeccién de agua.
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Inyeccion de 50 % Agua Dulce y 50 % Agua de Formacion en el grupo 4. Se
seleccionaron otras tres muestras del Nucleo 2 del pozo Ogarrio-1415 para formar el
grupo 4 (SP002, SP015 y SP020), en el que se efectu6 un desplazamiento por
inyeccion de un mezcla de 50 % agua dulce y 50 % de agua de formacion. El arreglo
del grupo 4 presentd un promedio arménico de la porosidad de 21.29 % y un promedio
armonico de la permeabilidad de 77.77 md. Con el desplazamiento se obtuvo una Sq; =
10.05 % y una recuperacion final de 82.76 % con 1.68 VP de agua inyectada. Se midi6
kKo=7.7668 mdala S,iyky=12699mdaS,=1-S,.

Las condiciones del yacimiento y los parametros de los fluidos fueron las

siguientes:

Presion de sobrecarga: 502.14 kg/cm?
Presién de yacimiento: 251.6 kg/cm?
Temperatura de yacimiento: 84.5°C

Salinidad de la salmuera simulada de formacion (NacCl): 221000 ppm

Densidad de la salmuera: 1.1421 gr/cm® @ 80°C
Viscosidad de la salmuera: 0.6396 cp @ 80°C
Densidad del aceite: 0.8075 gricm*® @ 80°C
Viscosidad del aceite: 1.8455 cp @ 80°C

VI.4. Factibilidad de Inyeccién ASP.

Antes de decidir si es 0 no conveniente desviar recursos economicos para
estudiar a detalle la implantacion de un mecanismo de Recuperacion Mejorada en un
campo petrolero, es conveniente efectuar mediciones de laboratorio basicas que

ayuden a determinar la factibilidad de aplicacion del método analizado.

En el presente trabajo se eligid analizar la factibilidad de inyeccion de productos

guimicos en el campo Ogarrio, porque desde un punto de vista practico, pareceria
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posible reacondicionar la planta de inyeccién de agua para agregar los productos
quimicos a la corriente de agua de inyeccidon, y también porque las caracteristicas
generales del campo cumplen con los criterios de escrutinio de Taber; sin embargo,
estas dos razones no son suficientes para determinar con certeza la factibilidad del
proyecto, por lo que se plante6 como objetivo de este trabajo, medir en laboratorio
propiedades basicas de los fluidos y roca del yacimiento, asi como las interacciones
roca-fluido y fluido-fluido.

En este apartado se analizaran y discutiran los resultados obtenidos en el
laboratorio, complementados con la teoria presentada en el desarrollo del presente
trabajo, para en base a este razonamiento concluir la factibilidad de aplicacion de un
proceso ASP al campo Ogarrio. El andlisis se realizara con base en tres puntos
principales: (1) La inyeccion de agua y las soluciones poliméricas, (2) Adsorcion de
surfactantes, (3) Disminucion de la Tension Interfacial, y. (4) Pruebas de

desplazamiento.

(1) Lainyeccion de aguay las soluciones poliméricas. Como punto de partida
se caracterizaron los fluidos del yacimiento (aceite y agua de formacion) y el agua de
inyeccidn para garantizar su representatividad para las condiciones de este yacimiento,
de donde se determin6é que las muestras cumplen con este requerimiento. Entre las
mediciones realizadas estan las viscosidades a condiciones del yacimiento y las
permeabilidades efectivas del aceite y agua, a partir de las cuales se puede determinar
la relaciobn de movilidad; para realizar este calculo suponiendo un proceso de
desplazamiento tipo pistdn imperfecto (Buckley — Leverett), la movilidad del agua se
debe evaluar a las condiciones de S,, media en la zona del banco de agua (que seria
constante hasta el momento de irrupcién, pero que cambiaria después de la irrupcién, y
por lo tanto también la movilidad), mientras que la movilidad del aceite se debe de
evaluar a condiciones del banco de aceite, sin embargo, no se cuenta con la
determinacion de curvas de permeabilidad relativa que permitirian obtener la ko y ky a
cualquier S,,. Por lo anterior, suponiendo un desplazamiento del tipo piston perfecto, de

la ecuacién 3.14 tenemos:
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L

M .
u, K,

(3.14)

Considerando el agua de inyeccion:

M — 1.3228 \( 2.027 11895
0.273 )\ 8.2570

Para el agua de formacion:

M = 1.3228 \( 2.027 05078
0.6396 )\ 8.2570

De los resultados anteriores puede concluirse que para el agua de inyeccion la
relacion de movilidad es un poco desfavorable; sin embargo, se puede considerar
aceptable, sobre todo si se toma en cuenta que el aceite al cual se le midid la
viscosidad es un aceite muerto, por lo que es razonable esperar que para el aceite vivo,
la viscosidad sera menor, mejorando la relacién de movilidad anterior. Por lo anterior,
puede concluirse que la inyeccidn de agua sola tiene condiciones favorables en el

campo Ogarrio.

De las determinaciones reoldgicas de las soluciones poliméricas, se puede
concluir que la viscosidad del agua de inyeccion puede incrementarse entre 1.8 y 2 cp,
lo cual mejoraria todavia mas la relaciébn de movilidad anterior. De los resultados de
laboratorio, se determina que para el campo Ogarrio se prefiere el polimero catiénico
debido a que su buen desempefio se mantiene en presencia del agua de formacion, no
asi el polimero anionico (Figuras 6.14, 6.15y 6.16). Una forma de mejorar la relacion de
movilidad, sin el uso de soluciones poliméricas es emplear una salmuera con cierta
salinidad (mezcla de agua dulce + agua de formacién cuya viscosidad es mayor que la
del agua dulce sola). Las pruebas de desplazamiento por inyeccion de agua efectuadas
en los ndcleos de Ogarrio apoyan las conclusiones anteriores, ya que las
recuperaciones obtenidas fueron de 79.16% y 82.76%, siendo la recuperacion mas alta

la obtenida con la mezcla de 50% agua dulce + 50% agua de formacién, es decir, la
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eficiencia de desplazamiento por inyeccion de agua dulce, puede mejorarse
incrementando su salinidad, lo cual tiene un efecto ligero en la viscosidad, que es
suficiente (para este caso particular de Ogarrio) para mejorar la relacién de movilidad
(esto probablemente también fue influenciado por el hecho de que a salinidades

mayores, el efecto de hinchamiento de las arcillas es menor).

Por la conclusiéon anterior, las soluciones poliméricas pudieran considerarse bajo
el enfoque de mejorar la eficiencia de desplazamiento debido a la propiedad tanto del
Factor de Resistencia como del Factor de Resistencia Residual, los cuales ayudaran a
distribuir el frente de agua hacia zonas que previamente no hayan sido alcanzadas por
el frente de desplazamiento, mejorando la eficiencia volumétrica, lo que implicaria entre
otras cosas, disefiar un proceso en el cual se tenga el maximo Factor de Resistencia
Residual. Un disefio de este tipo puede apoyarse en la heterogeneidad esperada en el
yacimiento, inferida a partir de los coeficientes de variacion de permeabilidad del campo

Ogarrio, que son del orden de 0.45 a 0.91.”

Sin embargo, antes de continuar con la idea planteada anteriormente de utilizar
las soluciones poliméricas en el campo Ogarrio basado en la alta heterogeneidad que
presenta, es importante considerar otro detalle, y es el efecto de la composicion del
agua de formacion sobre la solucién polimérica. Como se recordara de los
antecedentes revisados en este trabajo, las soluciones poliméricas son vulnerables a la
degradacion quimica debida principalmente a la presencia de iones divalentes, al
oxigeno y al efecto de la temperatura. Los cationes divalentes como Ca* y Mg*
afectan la hidrdlisis de las poliacrilamidas y por lo tanto la estabilidad de la solucion o
tendencia a flocular. Por otra parte, si en el agua de la formacion existen cantidades
pequefias de Fe?*, y si durante el manejo de la solucién polimérica en superficie se
introduce oxigeno, los cationes de fierro podrian oxidarse produciendo Fe®*', lo que
podria flocular las poliacrilamidas y a los polisacéaridos o biopolimeros. Para el caso del
agua de formacién del campo Ogarrio, su composicion resultd con alto contenido de
Ca®* (26,000 ppm) y en menor cantidad Mg®* (3,768 ppm) y Fe* (2.89 ppm), lo que la
hace agresiva para los polimeros.
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El estudio de Ryles*® demostré que: (1) los iones de Ca*" tienen mayor efecto
negativo que los iones de Mg®*; (2) a temperaturas > 70°C (> 158°F) las poliacrilamidas
estan limitadas a salinidades menores a 200 ppm de Ca®*. De 60 a 70°C (140 a 158°F),
su desempefio depende principalmente de la concentracién de iones divalentes y del
peso molecular del polimero; (3) La degradacion de la xantana es independiente de los
iones divalentes, pero es funcién de la temperatura. Esta limitada a aplicaciones < 70°C
(< 158°F) y (4) Ninguno de los polimeros naturales estudiados tiene estabilidad
aceptable a 90°C (194°F). Aunque en la actualidad ya se cuenta con polimeros mas
resistentes a la temperatura, la degradacion quimica por los iones divalentes sigue

siendo una debilidad de los mismos.

Aungque en las mediciones reoldgicas de las soluciones poliméricas evaluadas,
sblo se observé en algunos casos un leve efecto negativo sobre la viscosidad, en
primera instancia no se recomendaria el uso de polimeros en el campo Ogarrio, sin
embargo, se considera conveniente realizar un estudio mas detallado, empleando
polimeros de ultima generacidon, antes de descartar definitivamente su uso en este

campo.

(2) Adsorcion de surfactantes. La pérdida de los agentes quimicos debido a la
adsorcion de la formacion, es un aspecto importante que debe tenerse en cuenta en el
disefio de un proceso de recuperacidon mejorada por inyeccion de quimicos, debido a
gue esto impacta a la economia del proceso. La concentracibn de polimero y
surfactante que se determine en el disefio de un proceso quimico, debe ser tal que
satisfaga la adsorcion de la formacion y que ademas permita lograr su objetivo hasta
llegar al pozo productor (los polimeros deben mantener la viscosidad alta y los
surfactantes la tensién interfacial baja). Por esta razon, un criterio general de seleccion
de los agentes quimicos a inyectar, es evaluar estas propiedades para diferentes tipos
de surfactantes y polimeros, para seleccionar el de menor adsorcion, pues esto
representa menor cantidad de agente quimico a utilizar y por lo tanto un menor costo

del proceso.
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En este trabajo soOlo fue posible evaluar la adsorcion de dos tipos de
surfactantes; de los resultados obtenidos fue posible hacer una seleccion preliminar del
tipo de surfactante que podria utilizarse. Suponiendo una concentracion de surfactante
de 0.1%wt, factible de utilizar por experiencia de campo reportada en la literatura
técnica (limite inferior de la Tabla 5.7), la adsorcion medida para el MOJ-4 es de
1.72442 mg surfactante / g mineral, mientras que para el MOJ-5 es de 1.97483 mg
surfactante / g mineral; estos resultados permiten seleccionar preliminarmente al MOJ-4
por ser el menos adsorbido por la formacion (Figura 6.21). Para tener una referencia de
la adsorcion de surfactante en relacién a otros campos, se tienen las mediciones de

adsorcion siguientes:

Surfactante Sa 1.5 mg/g (Daging, Ref. 65).
Surfactante ORS-41 2.2 mglg (Daging, Ref. 65).

Por comparacion, la adsorciéon de 1.72442 mg surfactante / g mineral del MOJ-4
es un valor intermedio; por otro lado, se debe aclarar que la adsorcion medida se
efectué a condiciones estaticas y en general en el campo se tendra una adsorcion
dinamica, la cual ya se ha demostrado, que resulta ser menor por no contactar toda la

roca del yacimiento (volumen poroso inaccesible).

Es importante resaltar que esta etapa de la evaluacién de la adsorcion de
surfactante se quedoé corta al evaluar sélo dos tipos, ya que es recomendable cubrir un
mayor namero de surfactantes para tener una evaluacion mas confiable; por esta razén
se ha mencionado que el MOJ-4 es una seleccion preliminar, ademas de que este
surfactante también deberd ser evaluado por el comportamiento de la Tensidn

Interfacial con el aceite del campo.
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(3) Disminucién de la Tensién Interfacial. EI NUmero acido determinado para
el aceite muerto del campo Ogarrio de Np = 0.15 g KOH / g aceite, da una idea inicial de
gue el aceite de campo al interactuar con la solucion alcalina generara poco surfactante
in-situ, teniendo como probable consecuencia que la disminucion de la tension
interfacial agua-aceite no sea suficiente para alcanzar un valor ultrabajo. Para validar

esta conclusion inicial, se midié la tensioén interfacial agua-aceite.

De las mediciones efectuadas se observd una disminuciéon maxima de 16.24 a
3.88 dinas/cm, sin alcanzar un valor de Tensién Interfacial ultrabajo (Figura 6.26). Como
se mencion6 en el Capitulo IV en el apartado de desplazamiento alcalino, para obtener
incrementos sustanciales de la recuperacion de aceite, es necesario disminuir el
NGmero Capilar en el rango de 10™ < N¢a < 107, lo que es factible lograr disminuyendo la
Tension Interfacial a un valor ultrabajo (TIF < 0.01 dinas/cm), lo cual no fue posible para
el caso del campo Ogarrio, ya que no se consiguié obtener un rango 6ptimo de
concentracion de alcali en el que se alcance una tensién interfacial ultrabaja, por lo que

el uso de alcali esta limitado en este caso.

En la literatura técnica consultada en este trabajo, se tienen casos historicos

como el caso del campo Daging***?

, en el cual el aceite analizado tiene un Na < 0.5 mg
KOH / g de aceite y en el cual se consiguieron valores de Tension Interfacial ultrabajos;
sin embargo, las concentraciones de surfactante fueron altas, hasta del orden de 0.3
%wt; por esta razon, seria recomendable para Ogarrio buscar un surfactante que
proporcione la Tension Interfacial ultrabaja y considerar siempre la evaluacion
econOmica debido a los altos costos de los surfactantes. Es importante mencionar que
en Daging los costos fueron reducidos, construyendo su propia planta para producir los
surfactantes y polimeros requeridos en su campo®®; esto podria ser una opcién que tal
vez convenga a la empresa y que se debe analizar, pues como empresa, se tienen los

recursos técnicos.
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En relacion a las soluciones alcalinas se debe considerar su interrelacion con la
formacion, ya que existen reacciones roca-alcali que desgastan o consumen el alcali de
manera importante, especialmente cuando la roca contiene arcillas, como el caso de
Ogarrio. Para el campo en general se tienen analisis mineraldgicos que presentan bajo
contenido de arcillas (de 0.65 a 6.37%), sin embargo el nucleo mas reciente (Ogarrio
1415) y que se utilizé en este trabajo presentd valores altos de arcillosidad (de 13 a
33%), lo que pone en alerta este aspecto de la mineralogia. Se debera recordar que la
interaccion de las arcillas (originalmente en equilibrio con el agua de formacion) y la
solucion alcalina puede ocasionar (i) Intercambio idnico superficial, (i) Reacciones
iGnicas, (iii) Precipitacion de hidréxidos, (iv) Formacion de nuevos minerales, (V)
Precipitacion de silicatos, (vi) Precipitacion de carbonatos. De estudios de laboratorio**
se determiné el grado de reactividad de los minerales: la mas alta fue para la caolinita y
la gipsonita; moderadamente alta para la montmorillonita, illita, dolomita, y zeolita;
moderadamente baja para el feldespato, clorita y cuarzo fino; baja para el cuarzo; e
insignificante para la calcita. La mineralogia de los Nucleos del pozo Ogarrio 1415 se

presenta en la Tabla 6.11.

(4) Pruebas de desplazamiento. El estado fisico de los Nucleos disponibles del
campo Ogarrio (arena suelta y pedaceria) redujeron las expectivas de realizar pruebas
de desplazamiento, aunado a las dificultades de alcance en tiempo de este trabajo, por
lo que no fue posible realizar dichas pruebas; sin embargo, con las mediciones
realizadas se defini6 como posible opcién, pero con mucho riesgo el desplazamiento
polimérico, por lo que se recomienda evaluar este método de Recuperacion Mejorada

con pruebas de desplazamiento.

En resumen se puede decir que el principio del ASP de reducir los costos de la
inyeccion de agentes quimicos utilizando el alcali, en el caso del campo Ogarrio
pareceria poco probable, considerando la limitada informacion con la que se contaba,
asi como el hecho de no poder realizar un estudio de laboratorio lo suficientemente

amplio, pues por un lado la disminucion de la Tensién Interfacial con el &lcali no es
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suficiente por lo que se hace necesario utilizar mayores cantidades de surfactante y por
otro, la adsorcion del surfactante otra area de oportunidad del alcali, pareceria no ser
muy alta por lo que tampoco ayudaria de mucho.

Tomando en consideracion Unicamente la limitada cantidad de informacién
reunida en este trabajo, la opcibn mas viable resultaria ser la inyeccién de polimeros,
aunque como se comentd en su oportunidad, este s6lo es recomendable maximizando
su Factor de Resistencia Residual para incrementar el volumen de roca barrido, lo cual
significa disefiar un proceso que permita que el polimero utilizado sea adsorbido por la
formacion, lo que representaria un mayor gasto. Por esta razén se recomienda evaluar
el comportamiento de las soluciones poliméricas en nucleos del yacimiento y considerar
la opcion de evaluar el comportamiento de la combinacion surfactante-polimero, esto

sin dejar de poner atencién a la evaluacién econdmica.

Por lo anterior se puede concluir, que se requiere realizar un trabajo

experimental mas completo, usando una base de polimeros y surfactantes mas

amplia, pues con base en los datos limitados de laboratorio determinados en este

trabajo y a la informacién obtenida de la literatura técnica consultada en este

trabajo, pareceria que el desplazamiento ASP con los polimeros y surfactantes

usados no consequiria completamente las condiciones idoéneas para ser

implantado en el campo Ogarrio, pero si sienta las bases para ser usado como

guia para realizar el estudio completo requerido.
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Aunque histéricamente los procesos de Recuperacion Mejorada por inyeccion de
agentes quimicos habian mostrado una disminucion en su aplicacién debido a los altos
costos de los quimicos, la tecnologia ASP presenté una alternativa factible de ser
aplicada de forma econdmica, por lo que fue el interés de este trabajo analizar su
factibilidad de aplicacion en el campo Ogarrio. Del desarrollo de este trabajo se puede

concluir lo siguiente:

1.- El beneficio principal de la tecnologia ASP y que hace a los procesos quimicos
factibles de aplicar econdmicamente, es el uso del alcali que reduce las cantidades
de surfactante a utilizar, asi como el desarrollo de nuevos surfactantes que

realizan su funcién a concentraciones bajas.

2.- Para el aceite muerto del campo Ogarrio se midid un Na = 0.15 g KOH / g aceite
menor al valor éptimo recomendado (Na > 0.5 g KOH / g aceite), lo que significa
gue al interactuar con la solucién alcalina generara poco surfactante in-situ que no
es suficiente para alcanzar un valor ultrabajo de tensién interfacial (TIF < 0.01
dinas/cm), hecho que fue validado con las mediciones de tension interfacial a
diferentes concentraciones de alcali observandose una disminucibn maxima de
16.24 a 3.88 dinas/cm. Por lo anterior, para el campo Ogarrio el proceso ASP no

es optimo.

3.- En el caso del campo Ogarrio se determind, como una primera aproximacion, la
relacion de movilidades suponiendo un desplazamiento tipo piston perfecto; con
esta suposicion la movilidad para el agua de inyeccion es de 1.1895 y para el agua
de formacién de 0.5078 las cuales en el peor de los casos (agua de inyeccién) es
ligeramente desfavorable, sin embargo, se puede considerar aceptable, sobre todo
si se toma en cuenta que el aceite al cual se le midi6 la viscosidad es un aceite

muerto, por lo que es razonable esperar que para el aceite vivo, la viscosidad sea
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menor, mejorando la relacion de movilidad. Por lo anterior, puede concluirse que la

inyeccién de agua sola tiene condiciones favorables en el campo Ogarrio.

4.- En las pruebas de desplazamiento por inyeccion de agua en nucleos del campo

Ogarrio (efectuadas previamente), se observaron recuperaciones de aceite del
orden de 79.16% y 82.76%, siendo la recuperacién mas alta la obtenida con la
mezcla de 50% agua dulce + 50% agua de formacion, lo cual puede explicarse
considerando que el incremento de la salinidad genera un ligero incremento en la
viscosidad del agua de inyeccion y probablemente también tenga un efecto menor
en el hichamiento de las arcillas, lo que en general resulta en el mejoramiento de

la eficiencia de desplazamiento.

5.- Con las determinaciones reoldgicas efectuadas en el laboratorio se demostré que

también es factible incrementar la viscosidad del agua de inyeccion a condiciones
de yacimiento con la adicién de polimeros, sin embargo, en algunos casos se
observé que la viscosidad es afectada por el agua de formacion, y es que la
composicion de dicha agua resulta agresiva para los polimeros por su alto
contenido de Ca*" (26,000 ppm) y en menor cantidad Mg?* (3,768 ppm) y Fe®'
(2.89 ppm); las poliacrilamidas estan limitadas a salinidades menores a 200 ppm
de Ca®". Lo anterior, pone en evidencia la necesidad de usar agentes quimicos
secuestrantes de iones divalentes para reducir su efecto adverso. De los polimeros
evaluados se prefiere el polimero catidnico por mantener su buen desempefio en

presencia de agua de formacién

6.- El alto contraste del coeficiente de heterogeneidad de Dystra & Parson que presenta
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el campo Ogarrio, del orden de 0.45 a 0.91, justifica el uso de soluciones
poliméricas para mejorar la eficiencia de desplazamiento distribuyendo el frente de
agua a las zonas que no habian sido barridas, sin embargo, esto implica disefiar
un proceso en el cual se tenga el maximo Factor de Resistencia Residual
mediante la adsorcion del polimero al medio poroso, lo cual representaria un costo

mayor del proceso.
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7.- La mediciébn de adsorcion de surfactante permite preseleccionar al tipo de
surfactante por su menor adsorcion en la formacion. De los pocos surfactantes
evaluados, para Ogarrio el MOJ-4 resulto ser el menos adsorbido (1.72442 mg
surfactante / g mineral) que el MOJ-5 (1.97483 mg surfactante / g mineral). Se
debe aclarar que la adsorcion medida se efectudé a condiciones estaticas y en
general en el campo se tendr4 una adsorcién dindmica, la cual ya se ha
demostrado, que resulta ser menor por no contactar toda la roca del yacimiento

(volumen poroso inaccesible).

8.- Con los datos limitados de laboratorio y con la informacién recopilada de la literatura
técnica consultada en este trabajo, para el caso del campo Ogarrio, pareceria que
el desplazamiento ASP no conseguiria completamente las condiciones idoneas
para ser implantado, sin embargo, con los resultados obtenidos se sientan las
bases para recomendar realizar un estudio de laboratorio detallado que evalue el
desplazamiento polimérico (P) y surfactante-polimero (SP).
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APENDICE A
ACTUALIZACION DEL MODELO GEOLOGICO

El monto de inversidbn requerido en cualquier proyecto de Recuperacion
Mejorada, conlleva la responsabilidad de diseiiar dicho proceso con la mejor
informacion disponible del campo en donde se efectuara. EI campo Ogarrio a la fecha
es candidato para implantar un proceso de Recuperacion Mejorada, por lo que se le ha
efectuado un estudio de actualizacién de su modelo geoldgico que concluyé en Junio de
2009.

El estudio de caracterizacién integral del campo Ogarrio”® interrelacioné las
disciplinas de Sedimentologia, Geologia, Geofisica, Petrofisica e Ingenieria de
Yacimientos, obteniéndose un modelo geoldgico integrado. Este modelo definié 37
secuencias a las que se les calcul6 su volumen original de hidrocarburos, el cual se
presenta en la Tabla A.1; con base en la sintesis de los resultados obtenidos de los
analisis sedimentolégicos, estructurales, petrofisicos y de ingenieria, fueron 28 los

yacimientos mas importantes que fueron mapeados con todas sus propiedades.

El modelo geologico delimitd las areas impregnadas de cada secuencia,
definiendo los diferentes dominios de produccion, que constituyen el volumen del
yacimiento que estad hidraulicamente conectado, o por lo menos tiene una roca
impregnada bien definida, consistente y continua. La determinacioén de los dominios se
bas6 en una combinacién de limites de facies y fallas, ademas de la incorporacion del

analisis de tendencias de presion y produccion.

El analisis de los datos de produccién y los datos petrofisicos permitio asignar las
producciones por intervalo en las terminaciones mancomunadas, estimando de esta
forma la produccion acumulada por secuencia como se muestra en la Tabla A.1y en la
Figura A.1. Empleando la informacion incluida en la Tabla A.1 y en la Figura A.1, se
definieron las secuencias mas importantes del campo por su produccion acumulada,

siendo estas las secuencias E_155, E_140y E_165.
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Tabla A.1. Volumetria del Campo Ogarrio Bloque A.”

APENDICE A

OOIP (MMbls) OGIP(Bscf) Acum.Aceite] Acum.Gas FR Aceite FR Gas

ARENA MIN MAX MIN MAX MMbls Bscf MIN MAX MIN MAX
FIL_10 3.324 3.324 1.088 1.088 0.000 0.000
FIL_60 1.747 1.747 0.938 0.938 0.000 0.000
FIL_90 2.699 2.699 1.367 1.367 0.110 0.217 4% 4% 16% 16%
FIL_120 0.383 0.383 0.219 0.219 0.000 0.000 0% 0% 0% 0%
FIL_150 2.302 2.302 1.526 1.526 0.133 0.161 6% 6% 11% 11%
CS_10 2911 2911 2.140 2.140 0.037 0.036 1% 1% 2% 2%
CS_40 0.981 0.981 0.769 0.769 0.318 0.345 32% 32% 45% 45%
Cl_10 6.001 6.068 5.003 5.059 0.519 0.791 9% 9% 16% 16%
E_10
E_20 1.345 1.460 2.947 3.334 0.353 2.151 26% 24% 73% 65%
E_30 2.760 2.884 6.401 6.553 0.850 1.109 31% 29% 17% 17%
E_40 2.004 2.175 2.066 2.242 0.090 1.269 5% 4% 61% 57%
E_50 0.395 0.395 18.172 18.210 0.046 18.000 12% 12% 99% 99%
E_60 1.503 1.903 2.873 3.307 1.182 1.421 79% 62% 49% 43%
E_70 0.675 0.814 7.251 7.402 0.021 3.160 3% 3% 44% 43%
E_80 1.415 1.795 6.955 8.700 0.472 2.821 33% 26% 41% 32%
E_90 5.670 5.816 6.877 7.035 0.618 2.175 11% 11% 32% 31%
E_100 38.100 38.116) 41.393 41.410 2.638 4.190 7% 7% 10% 10%
E_110 10.840 11.121 11.777 12.082 1.814 3.500 17% 16% 30% 29%
E_120 30.059 32.244 32.657 35.031 4.065 5.082 14% 13% 16% 15%
E_130 30.789 34.148 33.450 37.099 3.842 5.234 12% 11% 16% 14%
E_140 49.553 51.068 53.836 55.482 8.938 12.079 18% 18% 22% 22%
E_145 25.582 26.147 27.792 28.407 6.173 10.201 24% 24% 37% 36%
E_150 28.602 29.133 31.074 31.651 6.347 8.552 22% 22% 28% 27%
E_155 39.906 39.906 43.355 43.355 18.533 19.854 46% 46% 46% 46%
E_160 13.290 13.780 14.438 14.971 1.586 2.053 12% 12% 14% 14%
E_165 37.799 37.866 41.066 41.138 8.503 11.341 22% 22% 28% 28%
E_170 15.013 15.239 16.310 16.556 3.060 4.292 20% 20% 26% 26%
E_180 38.714 39.286 42.059 42.681 7.299 9.050 19% 19% 22% 21%
E_190 10.343 11.679 11.237 12.688 2.630 2.901 25% 23% 26% 23%
E_200 37.298 37.913 40.521 41.190 5.790 6.857 16% 15% 17% 17%
E_210 8.404 8.587 9.130 9.329 0.698 0.990 8% 8% 11% 11%
E_220 2.263 2.353 2.459 2.556 0.027 0.019 1% 1% 1% 1%
E_230
DISC_10 5.277 5.488 5.733 5.962 0.566 0.523 11% 10% 9% 9%
DISC_20 19.174 19.178 20.831 20.836 2.057 2.187 11% 11% 10% 10%
DISC_30
Total 477.120 490.908 545.712 562.313 89.316 142.560 19% 18% 26% 25%

La delimitacién de las areas impregnadas obtenidas en el estudio, asi como la

volumetria definida para los mismos permitié identificar los lugares en donde la

recuperacion de hidrocarburos es aun baja, por lo que es posible incrementar su factor

de recuperacion.

Desde las perspectivas geoldgicas y de ingenieria, esto es,

considerando la volumetria, grado de heterogeneidad, andlisis de la presién y su

mecanismo de produccion, el area central del campo Ogarrio resultdé ser la mas

apropiada para la implantacion de un proceso de Recuperacidon Secundaria y/o

Mejorada en siete de sus yacimientos principales: E_140, 145, 150, 155, 170, 180 y

200.
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Figura A.1. Volumetria del campo Ogarrio Bloque A.”

A continuacion se considera la Arena E_140, que es la de mayor volumen
original con potencial de incrementar su factor de recuperacién, para presentar el

detalle de informacién obtenida en el estudio.

Arena E_140

La arena E_140 pertenece a un sistema rico en arena en donde los espesores
comunmente son de 30 m. En la parte sur y central del campo se presentan dos I6bulos
en forma de abanico, que se bifurcan y adelgazan cerca de la sal, como se muestra en
la Figura A.2. El mapa de facies presentado en la Figura A.3, muestra la arena E_140
dominada por depositacion de canales, principalmente canales granodecrecientes con

un nucleo de facies de canal central. Las facies lobulares estan bien desarrolladas
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localmente en los sistemas de canal-Iébulo, pero no tan bien desarrolladas en la parte
norte del campo. Debido a que las facies de canal y canal central son las dominantes,

se considera que esta arena fue depositada en un ambiente de abanico proximal.
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Figura A.2. Arena E_140, mapa de arena neta Ogarrio Bloque A."
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Figura A.3. Arena E_140, mapa de facies Ogarrio Bloque A.”

En general la Arena E_140 presenta un espesor neto impregnado de 40 m, con
un valor de IH mayor de 5, ambos restringidos a las secuencias de facies de un abanico

proximal, como se muestra en las Figuras A.4 y A5. La anomalia en el noroeste
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Figura A.4. Arena E_140, mapa de espesor neto impregnado Ogarrio Bloque A.”

del Campo Ogarrio sigue la tendencia de los patrones del sistema de los canales de
deposito y patrones de fallas en echelon, contiene un espesor neto impregnado mayor
de 35 my un IH de mas de 4.5. Echado arriba y en direccién Este, se tienen anomalias
adicionales con impregnacién neta y con IH limitadas por las tendencias de las fallas en
echelon, fallas sub-sismicas y por la expansion salina; las tendencias de espesor neto
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Figura A.5. Arena E_140, mapa de indice de hidrocarburos Ogarrio Bloque A.”

impregnado en esta anomalia tienen valores sobre los 20 m y 4.5 de IH. En la parte
central y en la parte sureste del campo, el IH va de 1 a 5 mientras que los valores de
impregnacion neta varia de 1 a 40 m. En la parte sureste del campo, el valor de la IH va
de 1 a 5 mientras que el espesor neto impregnado tiene un rango de 1 a 35 m; el
espesor neto impregnado y el IH tienden a aumentar echado arriba hacia el oeste,
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contra la falla regional de crecimiento norte-sur. Las tendencias de espesor neto

iImpregnado y de IH son consistentes con las facies de canal granodecreciente.

Las areas de impregnacion de la Arena E_140 fueron limitadas estructuralmente

y por la heterogeneidad del yacimiento, como se muestra en la Figura A.6.
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NOMENCLATURA

Area.

Numero de carbon alkano del aceite refinado.

Desplazamiento quimico combinado Alcali, Surfactante y Polimero.
Concentracion.

Concentracion de inyeccion.

Concentracion micelar critica.

Concentracion de polimero adsorbido.

Diametro ecuatorial de la gota pendiente.

Diametro de la gota pendiente a la distancia D de la cima de la gota.
Numero de carbén alkano equivalente del aceite crudo.

Flujo fraccional de agua.

Parametro dependiente del factor de forma, en el método de gota pendiente.
indice de mojabilidad de Amott-Harvey.

indice de mojabilidad de la USBM.

indice de consistencia en el modelo reolégico de la Ley de Potencia.
Permeabilidad absoluta.

Permeabilidad efectiva al gas.

Permeabilidad efectiva al aceite.

Permeabilidad efectiva al agua.

Permeabilidad relativa al gas.

Permeabilidad relativa al aceite.

Permeabilidad relativa al agua.

Longitud.

Relacion de movilidades.

Volumen original de aceite.

Numero &cido

NUmero capilar.

Volumen acumulado de aceite producido.



NOMENCLATURA

n indice de comportamiento en el modelo reolégico de la Ley de Potencia.
PVT  Andlisis de fluidos Presién-Volumen-Temperatura.

p Presion.

Pb Presién de burbujeo o de saturacion.
Pec Presion capilar.

q Gasto.

R Factor de resistencia.

R; Factor de resistencia residual.

RGA Relacién gas-aceite.

r Radio.

S Factor de forma.

Sy Saturacion de gas.

So Saturacion de aceite.

Sw Saturacion de agua.

Seo Parametro de solubilizacion del aceite en la microemulsion.
Sew Parametro de solubilizacion del agua en la microemulsion.
Sr Velocidad de corte.

T Temperatura.

t Tiempo.

VP Volumen poroso.

v Velocidad.

Weo Fraccién peso del aceite en la microemulsion.

Wes Fraccion peso del surfactante en la microemulsion.
Wew Fraccion peso del agua en la microemulsion.
WOR Relacion agua-aceite.

W, Volumen acumulado de agua producida.
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NOMENCLATURA

Letras griegas.

o Tension interfacial.

T Esfuerzo cortante.

U Viscosidad.

MU Viscosidad aparente.
6 Angulo de contacto.
A Movilidad.

@ Porosidad.

1% Coeficiente de variacion de permeabilidad (o de Dystra & Parson).
Subindices.

e Emulsion.

g Gas.

i Irreducible.

o Aceite.

p Polimero.

r Residual.

S Surfactante.

w Agua.
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