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RESUMEN

La inyeccion de quimicos en procesos de recuperacion mejorada de petréleo es
una de las alternativas mas compleja y, por lo tanto, tiene un mayor grado de
incertidumbre, pero si la formulacion del quimico se disefiada apropiadamente para
favorecer el mecanismo de produccidon que mas petréleo aporte, dadas las condiciones
particulares de cada yacimiento, los métodos de recuperacion con quimicos pueden
llegar a tener un alto potencial.

Generalmente, los proyectos de inyeccién de quimicos se realizan en campos
maduros de areniscas mojables al agua, donde se pretende recuperar el petréleo que no
ha sido posible extraer por mecanismos naturales o secundarios, disminuyendo la TIF
para lograr extraer los ganglios de petréleo que no pueden fluir y que se encuentran
atrapados en los poros. Surge entonces la siguiente pregunta: ¢la disminucion a ultra
bajos valores de la TIF en yacimientos carbonatados tiene el mismo efecto sobre la
disminucién de petréleo residual?, pregunta que se analiza en este trabajo con la
intencion de responder, basado en experimentos de presion capilar.

El objetivo de los proyectos de inyeccién de quimicos (tensoactivos) para la
recuperacion mejorada en yacimientos de petroleo; es la reduccion de la tension
interfacial (TIF) a valores muy bajos y/o el cambio de mojabilidad del sistema
petréleo/agua, para desbalancear las fuerzas (fuerzas capilares, fuerzas de flotacion y
fuerzas viscosas) que mantienen retenido al petréleo remanente, y de esta manera
aumentar los factores de recuperacion de petréleo de los yacimientos.

La imbibicién espontanea es un mecanismo importante para la recuperacion de
petréleo de los bloques de matriz para rocas mojadas por agua (Siliciclasticas). Las
fuerzas que impulsan los procesos de imbibicidbn espontanea son principalmente las
presiones capilares (en procesos dominado por capilaridad), estas fuerzas estan en
funcién de la mojabilidad de la roca, radio de garganta de poro y la tension interfacial
entre los fluidos (IFT); con base en estas variables, se determina la propension de la roca
para imbibir el fluido mojante en la matriz. En yacimientos carbonatados, generalmente
la roca presenta mojabilidad intermedia o hacia el petrdleo, en consecuencia, muy poco
o0 nada del petréleo es expulsado por fuerzas capilares en los procesos de imbibicion
espontanea.

Para lograr que las rocas carbonatadas cambien su mojabilidad hacia el agua, es
necesario remover los acidos carboxilicos previamente adsorbidos en la superficie del
mineral. Esto puede lograrse con algun tensoactivo o una solucion de Na>SO4. De entre
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otros métodos, esta reaccidon restaura paulatinamente la mojabilidad hacia el agua y
provoca la imbibicion espontanea.

Al parecer, la combinacion ideal para un proceso de imbibicion espontdnea dominado por
capilaridad que permita la mayor recuperacion de petréleo, son una mojabilidad hacia el
agua y una tension alta. En los casos donde la diferencia de densidades entre el agua y
el petréleo es relativamente grande y existe una alta permeabilidad vertical, una TIF alta
puede no ser el proceso que mas produccion aporte, en estos casos, una disminucion de
la tension puede romper el balance de fuerzas, y las fuerzas de flotabilidad son las que
dominan el proceso, haciendo que el petroleo sea expulsado por la parte superior del
bloque de matriz debido al campo gravitacional. Para los procesos de imbibicion forzada,
igualmente como en el caso de imbibicidbn espontanea con alta permeabilidad vertical,
una alta TIF no es lo mas recomendable, ya que esta impide que una vez rota la
continuidad de la fase oleosa, se queden atrapadas grandes ganglios que no pueden
pasar a través de las gargantas de poros mas pequefias; dado que los procesos de
desaturacion de petrdleo consisten en imbibicidbn espontanea e imbibicion forzada, es
necesaria una evaluacion del mecanismo de recuperacion mejorada con quimicos que
presente mejores resultados en todo el proceso de desaturacidon, para un sistema roca-
fluidos en particular.

En este trabajo, para evaluar estos postulados, en una primera etapa se asegura
que las rocas sean mojables al petrdleo por medio del afiejamiento de las muestras en
petréleo, y se realiz6 una serie de experimentos de presion capilar donde se cambia una
variable a la vez (1.- TIF alta y mojabilidad al agua, 2.- TIF alta y mojabilidad al petréleo,
3.- TIF baja y mojabilidad al agua y 4.- TIF baja y mojabilidad al petrdleo); los productos
quimicos utilizados incluyen, un reductor de tensién interfacial a ultra bajos valores y un
modificador de mojabilidad para desorber los acidos carboxilicos de la superficie de la
roca (disolucion de Na>SOa).

Se presentan resultados experimentales de curvas de presion capilar de muestras
de roca caliza (Indiana Limestone) que muestran el efecto de cada variables (mojabilidad
y TIF) en los volumenes de petréleo expulsados en imbibicion espontanea y forzada, con
estos resultados de presion capilar se realiza un analisis del balance de las fuerzas
(capilares, viscosas y de flotacion) para cada etapa experimental y el efecto que tienen
en las saturaciones de fluidos finales. Cabe mencionar que el mecanismo 6ptimo
dependera de las caracteristicas del yacimiento en particular.
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OBJETIVO

Desarrollar e implementar a nivel de laboratorio, una metodologia experimental para la
seleccion del mecanismo Optima de produccion de petrdleo en procesos de recuperacion
mejorada por inyeccion de quimicos en yacimientos carbonatados,

Objetivos particulares

o Asegurar; a través del afiejamiento, la restauracion de la mojabilidad hacia
el petréleo de las muestras de rocas analizadas.

o Seleccionar los productos quimicos a evaluar: modificador de mojabilidad y
el reductor de tensiones a ultrabajo valores.

o Evaluar a través de experimentos de imbibicion espontanea el efecto de los
productos quimicos seleccionados, sobre la saturacién de petréleo.

o Evaluar a través de las curvas de imbibicion forzada del experimento de
presion capilar, el efecto de los productos quimicos seleccionados, sobre la
saturacion de petréleo residual.

Xii



.  INTRODUCCION

La inyeccion de productos quimicos (tensoactivos) en procesos de recuperacion
mejorada, tiene como meta recuperar el petréleo remanente mediante la reduccién al
minimo las fuerzas capilares entre el petréleo y el agua del yacimiento. En la mayoria de
los casos la inyeccion de tensoactivos se aplica en yacimientos cuya saturacién de
petrdleo esta por arriba de la saturacién de petréleo residual, lo que indica que aun se
puede extraer petréleo por procesos de imbibicién. Esto se debe a que la produccién de
crudo podria estar por abajo del limite econdmico, o a que simplemente se desee
aumentar la produccion y el factor de recuperacién. En adicion, la imbibicion natural o
espontanea, es el mecanismo principal por el cual se puede recuperar el petroleo
atrapado en los bloques de matriz en los yacimientos naturalmente fracturados.

Esto plantea la cuestion sobre si la eliminacion de las fuerzas capilares por inyeccion
de tensoactivos inhibira la los proceso de imbibicion espontanea (dominados por fuerzas
capilares), dado que aun pueden existir estos proceso en el yacimiento; posiblemente
reflejando una pérdida neta de la recuperacion final del petrdleo.

Keijzer (1993)%* propone que la imbibicién espontanea en un medio poroso con fluidos
miscibles (tension interfacial igual a cero) se presenta en la misma magnitud que si
existiera tension interfacial. El autor argumenta que, aunque las fuerzas capilares han
sido neutralizadas, las fuerzas que incentivan el desplazamiento de los fluidos cuando
no hay TIF, son fuerzas electromagnéticas generadas por las cargas superficiales de la
roca (mojabilidad), ya que aunque no exista TIF, el fenémeno fisico de mojabilidad sigue
existiendo, y las moléculas de un fluido van a seguir teniendo una mayor atraccion a la
superficie de la roca que el otro, debido a esto, aunque sean completamente miscible los
fluidos se generara una separacion entre ellos en las vecindades de la superficie de roca;
a esta separacion de los fluidos miscibles en la superficie de la roca le llama
“concentracion forzada”, eventualmente esta concentracion forzada aumentard la
saturacion del fluido mojante y, desplazara el fluido no mojante fuera de la matriz; es
importante tener en mente que el tiempo requerido para que se genere esta expulsion del
fluido no mojante sera mucho mayor.

Si lo que propone el investigador es cierto, y se presentan procesos de imbibicion
espontanea aun cuando la tension interfacial sea muy baja o igual a cero, se puede
suponer que se obtendra la mayor recuperacion de petroleo disminuyendo la tension
interfacial al minimo y teniendo una mojabilidad hacia el agua.



. CONTEXTO

II.1 Demanda de energia en el mundo.

La poblacién humana a nivel mundial ha experimentado un crecimiento de més del
300% en los ultimos afios. El reporte revisado hasta 2019 de las Naciones Unidas*°
muestra el crecimiento de la poblacion mundial de los ultimos 260 afios (Figura Il.1), y
pronostica que para 2040 habran 9.2 mil millones de habitantes. Este crecimiento se debe
a la unién intima de los avances cientificos-tecnologicos y al abundante suministro de
energia que permitié moldear y entender de mejor manera nuestro entorno y hacerlo mas
seguro y comodo, asi como aumentar nuestras expectativas de vida promedio y aumentar
la tazas de natalidad.

Crecimiento de la poblacién mundial, 1750 - 2100

Poblacion (Miles de Millones)

Prondstico

Figura 1.1 Crecimiento de la poblacién mundial (1750-2019) y posterior prondstico hasta 2100. 4°

Los requerimientos energéticos van a la par del incremento de la poblacién humana.
Es notable que sin el abundante suministro de energia barata de los combustibles fosiles,
la calidad de vida de la mayoria de la los individuos seria muy precaria, pues no se
podrian producir, trasportar y suministrar los recursos y alimentos necesarios para
satisfacer las necesidades humanas.

En el 2018, los requerimientos energéticos en el mundo fueron de poco mas de 13,800
Millones de Toneladas de Petr6leo Crudo Equivalente (MMTonPCE), segun el reporte
“BP Statistical Review” de 2019'3. El registro de consumo de energia histérico muestra
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un incremento constante de la demanda energética mundial, éste consumo registré en el
2018 un incremento de 2.9% comparado el consumo del afio 2017 (Figura 11.2).

Consumo mundial de energia en millones de toneladas de petrdleo crudo equivalente (MMTonPCE)
1990 - 2019

Carbon
Rencvables
Hidroeléctrica
Nucleoeléctrica
Gas Natural
Petréleo

Figura 1.2 Histérico del Consumo de Energia Mundial (1990-2019). 13

De la demanda global de energia, la fraccién aportada por hidrocarburos en el 2018
fue de 57.5% (Figura 11.3). Estas cifras demuestran claramente la predominancia y el
impacto que tiene y tendra en los afios venideros la industria del petrdleo, ya que por si
sola aporta casi dos tercios de la energia necesaria para poder mantener a nuestra
sociedad tal como la conocemos.

En el mundo, los yacimientos petroleros en rocas carbonatadas almacenan més del
60% de las reservas de hidrocarburos. En México, al 01 de enero del 2018 gran parte de
las reservas 3P (72.6%) se encuentran en campos carbonatados (Fuente: Comision
Nacional de Hidrocarburos =~ Reservas 1P, 2P y 3P de hidrocarburos).

Los campos maduros en México representan una oportunidad importante para
incrementar la produccién petrolera del pais. El porcentaje de recuperacién promedio de
barriles que se extraen de los yacimientos es bajo en comparacion con la media
internacional: de acuerdo con datos de la Comision Nacional de Hidrocarburos al 01 de
Enero del 2018, se recupera entre 16 y 23 por ciento de los barriles de petroleo totales
de cada yacimiento, comparado con el promedio mundial que es de 33% es muy bajo.



APORTACION FRACCIONAL DE LA DEMANDA DE ENERGIA EN
EL 2018 POR SECTOR

Renovables
Hidroeléctrica
4%

7%

Carbodn
27%

Gas Natural
24%

Figura 1.3 Aporte Mundial de Energia (2018) por sector energético. 13

En México existen cerca de 700 yacimientos, de los cuales 129 almacenan
aproximadamente el 90% de las reservas de petréleo Mexicano; de estos 129
yacimientos, 43 son de rocas siliciclasticas y 86 de carbonatos. El principal interés en
estos yacimientos carbonatados radica en que almacenan poco mas de 27 mil millones
de barriles, este petroleo representa el 72.6% de las reservas 3P de México calculadas

al 01 de Enero del 2018 (Base de datos CNH).

Estos yacimientos se encuentran en los siguientes campos:

No. de yacimientos en

Campo rocas carbonatadas A 27 (LUL4)

Ku-Maloob-Zaap 19 13,397.3
Poza Rica-Altamira 17 1,526.1
Abkatun-Pol-Chuc 12 1,822.1
Litoral Tabasco 14 3,964.2
Cantarell 8 5,118.7
Samaria-Luna 7 788.3
Macuspana-Muspac 4 214.2
Bellota-Jujo 5 879.8

Total 86 27,710.7

Tabla 1l.1 Distribucion de los yacimientos carbonatados por campo y su petréleo remanente. 6




En formaciones carbonatadas o dolomiticas a nivel mundial dominan los procesos de
inyeccion de gases como mecanismos de RM segun un estudio de la Comision Nacional
de Hidrocarburos 6, los métodos quimicos aun no contribuyen de manera importante a
la produccion de crudo a nivel mundial debido a la complejidad de las interacciones
quimicas de los fluidos y la roca, sin embargo, existe un crecimiento importante en el
namero de evaluaciones y pruebas piloto que sugieren que estos métodos estaran
mostrando una tendencia creciente en los proximos afnos.

La inyeccion de quimicos es mas compleja y, por lo tanto, tiene un mayor grado de
incertidumbre, pero si la formulacion del quimico se disefiada apropiadamente para las
condiciones de flujo en el yacimiento, los quimicos pueden llegar a tener un alto potencial
para alcanzar mayores factores de recuperacion de petroleo.

[I.2 Panorama de los procesos de RM en el mundo.

Se espera que el petroleo crudo suministre el 26% de la energia mundial hasta 2040,
de acuerdo a la Agencia Internacional de Energia (International Energy Agency); este
petrdleo es y sera aportado por yacimientos maduros, en su gran mayoria. Razén por la
cual ha existido un aumento considerable en la produccion por medio de métodos de
recuperacion mejorada en los Estados Unidos, y en todo el mundo se ve un panorama
muy similar.

Uno de los métodos de RM que mayor aumento ha tenido en cuanto a los barriles que
aporta, es el de la inyeccion de gas. Este método integra la inyeccion de CO2 miscible,
CO2 inmiscible, gas hidrocarburo miscible, gas hidrocarburo inmiscible y nitrdgeno no
miscible; siendo la inyeccion de CO2 miscible el que mayor porcentaje aporta, como se
muestra en la Tabla II.2.

Métodos | CO2 co2 . 5% _ Gas » Quimicos,

.. e . Hidrocarburo Hidrocarburo  Nitrégeno Polimero,

Térmicos | Miscible Inmiscible . ..

(BPD) (BPD) (BPD) miscible no miscible (BPD) Surfactante
Afio (BPD) (BPD) (BPD)
2010 295,217 | 318,947 31,457 406,500 20,000 30,500 200
2014 272,468 |309,610 38,880 378,700 173,000 25,500 186
2017 234300 | 297,600 12,700 149,600 500 13,000 1,600

Tabla 1l.2 Registro de la produccién de petréleo crudo por métodos de RM en USA. 2526y 32

El histdrico de la produccion por métodos de recuperacion mejorada muestra que, el
impacto que tienen los procesos quimicos es muy poco, a pesar que este método tiene
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mucho potencial (Figura I1.4). Se ha demostrado que la inyeccién de tensoactivos y / 0
polimeros aumenta la recuperacion de petréleo en un 5% a 20% adicional, un beneficio
considerable particularmente para campos con petroleo densos o pesados. Sin embargo,
persisten algunos desafios, en particular para los polimeros.

Debido a la naturaleza de los métodos quimicos, se presenta una gran complejidad
para aplicarlos adecuadamente, ya que cualquier situacion que no se tome en cuenta
puede tener efectos no deseados o con poca efectividad en la implementacion de estos
meétodos. Sin embargo, con los estudios adecuados, se puede encontrar en los métodos
quimicos de recuperacion un area de oportunidad para aumentar la produccion de
petréleo de México si se realizan los estudios adecuados.

1,200,000

1,000,000

800,000

/ A\

\\.

/S
I

200,000

Produccién (BPD)

i i
1980 1985 1990 1995 2000 2005 2010 2015

A

—6—Métodos térmicos —a—Métodos quimicos —%—Inyeccion de gas —s—Total RM

Figura I.4 Histdrico de produccion por métodos de RM en USA al 2017 2526y 32



ll. MECANISMOS QUE GOBIERNAN EL FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS
POROS

El proceso por inyeccién de quimicos, es uno de los procesos recuperaciéon mejorada
mas importantes, el cual contempla a los tensoactivos, alcalis, polimeros, espumas,
geles, emulsiones y una combinacion de estos (ASP). Cada uno de estos métodos incide
en aspectos diferentes del yacimiento para poder aumentar el flujo de petrdleo a los
pozos. Este trabajo se centra en el estudio de tensoactivos y el efecto de la mojabilidad
y tension Interfacial, sobre el proceso de extraccion.

Para un medio poroso dado, los fendbmenos que mantienen atrapado el petréleo son:

1. La geometria de la matriz del medio poroso (distribuciébn de tamafio de poro,
tortuosidad).

2. Propiedades del sistema roca-fluido: mojabilidad, porosidad, permeabilidades
relativas.

3. Interaccién fluido-fluido: viscosidades, diferencia de densidades y tensién
interfacial.

Con los métodos quimicos de recuperacion mejorada poco se puede hacer para
cambiar la geometria de los poros, pero en lo que si se puede tener un impacto es en la
mojabilidad y la tension interfacial.

El efecto que pueden tener los tensoactivos en la mojabilidad y tension interfacial de
los fluidos, puede cambiar el mecanismo por el cual el yacimiento expulsa el petréleo.
Estos dos factores son los primordiales que gobiernan el flujo de los fluidos en el medio
poroso y por ello tienen un impacto grande en el petréleo residual, si se pueden colocar
en una forma adecuada y en cantidades suficientes.

.1 Mojabilidad

La mojabilidad es un factor muy importante que controla la posicién, flujo y distribucién
de los fluidos en el yacimiento. La mojabilidad de un nucleo de roca afecta muchos de los
analisis de laboratorio, incluyendo la presion capilar, permeabilidad relativa,
comportamiento de la inyeccion de agua, propiedades eléctricas y procesos de
simulacién de recuperacion de petroleo.

La mojabilidad se define como la tendencia de un fluido a esparcirse o adherirse a una
superficie sélida en presencia de un segundo fluido inmiscible. Técnicamente, es el
resultado del equilibrio de las fuerzas de interaccion molecular de tres componentes, roca
y dos fluidos no miscibles.

Fisicamente, es el resultado de la interacciéon de las fuerzas eléctricas intermoleculares
entre la superficie de la roca y los fluidos presentes.
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[11.1.1 Medicién de la Mojabilidad

Se han propuesto muchos métodos diferentes para medir la mojabilidad; entre ellos se
incluyen métodos cuantitativos (Angulo de contacto, Imbibicion espontanea, Imbibicion
forzada ‘método de Amott’ y el método USBM) y métodos cualitativos (tasa de imbibicion,
experimentacién microscopica, flotacién, método de la placa de vidrio, curvas de
permeabilidad relativa, presion capilar de desplazamiento, registros geofisicos y
resonancia magnética nuclear).

No existe un sélo método para medir la mojabilidad aceptado por todos, sin embargo
existen tres métodos cuantitativos que son usados muy frecuentemente, estos son:
medicion del angulo de contacto, el método de Amott “imbibicion y desplazamiento
forzado” y el método USBM.5> 18 E| angulo de contacto mide la mojabilidad de una
superficie, mientras Amott y el método USBM miden la mojabilidad promedio de la roca.

l1.L1.1.1 Angulo de Contacto

De acuerdo con el angulo que se forme se dice que la mojabilidad es:

Mojable poragua  Mojable por petréleo  Mojabilidad intermedia

0, < 90 6, > 90 6, = 90

Figura lll.1 Mojabilidad de acuerdo al &ngulo de contacto. ¥’

111.1.1.2 Método de Amott



El método de Amott combina Imbibicién y desplazamiento forzado para medir la
mojabilidad promedio de un ndcleo. Este método se basa en el hecho de que el fluido
mojante se imbibe espontdneamente en el nucleo, desplazando al fluido no mojante.

El cociente de la imbibicion espontanea entre la imbibicion forzada se utiliza para
reducir la influencia de otros factores como la permeabilidad relativa, viscosidad y la
saturacion inicial de los fluidos en la roca.

El nucleo al que se ha restaurado adecuadamente la mojabilidad y es por lo tanto
representativo de la roca del yacimiento a las condiciones de temperatura del mismo, es
llevado a las condiciones de Sor (Saturacion de petréleo residual por sus siglas en inglés
“residual oil saturation”) y posteriormente se somete a fuerzas centrifugas. La medicion
de la mojabilidad consiste en los siguientes pasos:

1. Sumergir el nucleo en petréleo y medir el volumen de agua desplazada por
imbibicion espontanea de petréleo después de 7 dias.

2. Centrifugar el nucleo en petroleo hasta alcanzar la saturacion de agua irreductible
y medir el volumen total de agua desplazada, incluyendo el volumen de agua
desplazada por imbibicion del petréleo.

3. Sumergir el nucleo en salmuera y medir el volumen de petroleo desplazado
espontaneamente por imbibicion de agua después de 7 dias.

4. Centrifugar el nacleo en salmuera hasta alcanzar la saturacion de petréleo
residual y medir el volumen total de petrdleo desplazado, incluyendo el volumen
de petroleo desplazado por imbibicion del agua.

Los resultados del experimento se expresan como sigue:

a) Cociente de desplazamiento por petréleo

Viwsp = volumen de agua desplazado por imbibicion espontanea de petroleo

Vvt = volumen de agua desplazo por imbibicién forzada de petréleo

b) Cociente de desplazamiento por agua




Vosp = Volumen de petréleo desplazado por imbibicion espontanea de agua

V,+= Volumen de petréleo desplazo por imbibicion forzada de agua

Segun los resultados obtenidos de estos cocientes, se puede obtener la mojabilidad
de acuerdo a la tabla siguiente:

indice de Mojabilidad de Amott

Cociente de
desplazamiento Positivo Cero Cero
por agua
Cociente de
desplazamiento Cero Cero Positivo
por petrdéleo
Mojable por Agua Mtz:ll;;il:llad Mojable por Petrdleo

Tabla Ill.1 indice de Mojabilidad de Amott.

[1.1.1.3 Método USBM

El tercer método mas utilizado para medir la mojabilidad de una roca es el método del
indice de mojabilidad USMB, desarrollado por Donalson (et. al.) 18.

La medicion del indice USBM, es una modificacion del procedimiento descrito por
Hassler & Brunner?? para calcular la presion capilar en una centrifuga. Este método es
relativamente rapido, pues requiere de algunos dias para realizar la prueba. Una de las
ventajas que presenta respecto al método de Amott, es que es sensible cuando se
presentan mojabilidades neutras. Una desventaja del indice de Mojabilidad USBM, es
que solo puede ser usado en tapones de nucleos, dado que las muestras de roca deben
ser introducidas en una centrifuga capilar.

El indice de Mojabilidad USBM compara el trabajo necesario para que un fluido
desplace al otro; dado que el trabajo requerido por el fluido mojante para desplazar al no
mojante de un ndcleo es menor que la situacion inversa. Antes de correr el experimento,
el tapon del nucleo se prepara centrifugando en petréleo, hasta llevar la roca a la
saturacion de agua irreductible (punto X de la Figura 111.2).

Se calculan las areas A1 y Az, las cuales se definen como:
10



El indice de Mojabilidad USBM se calcula como:

I, = log (2—:) ORI

Presion Capilar

0 Saturacion de Agua 1
| p

Figura lll.2 Esquema de las areas del indice de Mojabilidad USBM.

La mojabilidad esta dada de acuerdo a la tabla siguiente:

Indice de Mojabilidad de USBM
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Iw Cercanoal Cercano a cero Cercanoa-1
. Mojabilidad , .
Mojable por Agua Neutral Mojable por Petrdleo

Tabla lll.2 indice de Mojabilidad de USBM.

I1.L1.2 Procesos de mojabilidad en carbonatos

Historicamente, se creia que todos los yacimientos petroleros eran mojables por agua.
Esta afirmacion se basaba en dos factores, el primero es que todas las rocas
sedimentarias limpias son fuertemente mojables por agua, y el segundo, que las rocas
sedimentarias se depositan en entornos acuosos, en los que posteriormente el petrdleo
desplaza al agua; por lo que se suponia que el agua congénita cubria y prevenia que el
petrdleo entrara en contacto con la superficie de la roca.

Ahora se sabe que los yacimientos en rocas carbonatadas de México generalmente
presentan mojabilidad al petréleo debido a una caracteristica de los minerales que las
conforman. Esta caracteristica, es la capacidad de desarrollar cargas eléctricas en su
superficie, propiedad que le confiere la interaccion entre los atomos de la estructura
cristalina del mineral y las moléculas del agua (Laurier L. Schramm. 2009)43. Cualquier
imperfeccién en la estructura del cristal, como las derivadas del reemplazamiento de
iones, fracturas, disoluciones o huecos, disolucion parcial molecular o la adsorcion de
iones generadores de potencial en la superficie mineral; crean puntos de carga
desbalanceada donde los iones H+ y OH- de la molécula de agua ionizada pueden
adsorberse, modificando selectivamente la carga neta superficial (Figura 111.3).

Agua
a)
+—-—+ -+ -+ -4+ -4+ =+ —

Mineral
OH OH OH OH’ OH OH OH’ OH’ b)
+ + + = - + - - - 4+ + + = +
H* H" H H H* H" H H c)
- — — 4+ + - 4+ 4+ + - - - + -
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Figura Ill.3 Carga superficial por polarizacion inducida.

En la Figura lIl.3, esquematicamente se presenta en a) superficie con cargas
balanceadas, b) iones OH- adsorbidos en la superficie con predominio de cargas
negativas, y c) iones H+ adsorbidos con predominio de cargas positivas. Dependiendo
del pH del agua y del tipo de mineral, la carga resultante puede ser positiva, negativa o
neutra (balanceada).

Ahora bien, para un mineral dado, existe un pH del agua para el cual en la superficie
del sdélido las cargas se encuentran balanceadas, sea éste pHO. Si el pH del agua es
mayor a pHO, la superficie presenta mayor cantidad de cargas negativas, teniendo como
balance una carga superficial negativa; caso contrario si es menor. Para el cuarzo, pHO
varia entre 2 y 3, luego en su superficie predominan las cargaras negativas toda vez que
el pH del agua sea mayor a 3. Para la calcita y la dolomita, pHO es 9.2 y 7.4
respectivamente; en cada caso, cuando el pH del agua sea menor a pHO, la superficie se
cargara positivamente (Figura 111.4).

+ Carbonatos

: : : ; : } } { Areniscas

Cargasuperficial de la Roca

Escala de PH

Figura lll.4 Esquema Carga superficial de laroca vs pH.

Dado que el pH del agua de formacién generalmente se encuentra entre 7y 9, el balance
de cargas superficiales en las rocas carbonatadas es de carga positiva, 1o que genera un
proceso de atraccion electromagnética con los tensoactivos naturales del petréleo
(Acidos Carboxilicos), como se puede ver en la Figura I11.5, donde se observa la tasa de
abundancia del carboxilato respecto a la formacion del acido carboxilico en funcién del
pH del medio y puede identificarse que al pH del agua de formacién, la mayoria de los
carboxilatos se habran trasformado en acido carboxilico con cargas negativas que se
adhieren a la superficie del carbonato cargado positivamente.
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Figura Ill.5 Grafica del pKa Vs pH del Acido Formico

1.2 Presién Capilar

Formalmente, la presion capilar es una presion diferencial, la cual se define como la
presion de la fase no mojante menos la presion de la fase mojante.

PC ES pnO mOjante - mejante ) seesssssssssessssssssssssssssssenanuns (

En un sistema petréleo-agua donde el petroleo sea el fluido mojante, la presion capilar
se define como:

P = Dpetroleo — Pagua » «weeeeeerrereemmmemaaeaaann (

El concepto de presién capilar también puede ilustrarse en la Figura Ill.6, en donde se
observa un tubo capilar de vidrio dentro de un recipiente lleno de agua, la cual sube dentro
del tubo. El fluido que se encuentra arriba del agua es petréleo, y debido a que el vidrio
es fuertemente mojado por agua, existe una elevacion del agua dentro del capilar. En
consecuencia, se pueden identificar dos presiones diferentes en el punto de la interfase.

14
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Figura lll.6 Esquema de las fuerzas que actian en un tubo capilar.
El balance de fuerzas en el sistema cuando se encuentra en equilibrio es:
—po (T1r?) — 0,,s21r) + Py (Tr?) + 0,s(2Hr) =0, (oieiiiin (3.2.3)
donde:
po = presion del petréleo en la interface
pw = presion del agua en la interface
ows = tension agua — solido en la enterface
0,s = tension petrdleo — solido en la enterface

Las fuerzas o,,5 Yy 0,5 Se presentan por la cohesion molecular de los fluidos en interaccién
con la superficie solida, por lo tanto debe multiplicarse por la circunferencia capilar. Las
presiones de los fluidos (p, Y p,,) deben multiplicarse por el area en la que actian para
obtener una fuerza.

Operando algebraicamente la Ecuacion 3.2.3 se obtiene:

2( [ ws)
Po— P =m0 e, (3.2.4)

T

Es complicado poder medir las fuerzas de tension que actian entre los fluidos y la
superficie del sélido (o, y o), pero es relativamente sencillo poder medir la fuerza de
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tension en la interface de los dos fluidos. Haciendo un analisis vectorial de las fuerzas de
tension en el punto de interseccion como se muestra en la Figura IIl.7, resulta:

YF=—0,+0,,C080 + 0, =0 , cooiiiiiiiiiiiiie, (3.2.5)
Despejando tenemos:

Ops — Opws = O COSO | oo, (3.2.6)

0}

ow

Petréleo

ANGULO DE CONTACTO

|
()-OS O-

Solido

ws
Figura lll.7 Esquema de las fuerzas de tension en un sistema agua-petréleo-solido.
Combinando las ecuaciones 3.2.4 y 3.2.6 se obtiene:

o (3.2.7)

r

Asi, la presion capilar se relaciona con la tension interfacial fluido-fluido, con la
mojabilidad de los fluidos a través del &ngulo de contacto y con el radio capilar. Puede
ser positiva 0 negativa dependiendo de la presion de cada fase. Nétese que la P. varia
inversamente con el radio capilar, y se incrementa a medida que aumentan las fuerzas
mojantes del medio poroso.

Existen dos tipos basicos de procesos de presion capilar, drene e imbibicion. En el
proceso de drene, el fluido no mojante sustituye al fluido mojante, mientras que el proceso
inverso ocurre para la imbibicion. Al fenbmeno que se presenta cuando las curvas de
presion capilar (drene e imbibicién) no siguen la misma trayectoria se le llama histéresis
capilar.

Larelacion de la presion capilar/saturacion depende de la interaccion de la mojabilidad,
estructura de los poros, saturacion inicial y el historial de saturacion (direccion en la que
cambia una de las saturaciones

El esquema de este proceso se puede observar en la Figura IlI.8.
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Proceso de 1er Drene

Proceso de Imbibicidn
espontanea

Proceso de Imbibicion

— T forzada
________ Proceso de 2do Drene
espontaneo

— =— = Proceso de 2do Drene
forzado

Figura Ill.8 Esquema del proceso de histéresis capilar.
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I11.2.1 Procesos de Drene e Imbibicién

El proceso de ler Drene consiste en una disminucion de la saturacion de la fase
mojante desde el 100% hasta llegar a la saturacion irreductible de la fase mojante (Swirr).
Esto se logra haciendo un desplazamiento forzado, donde el petréleo penetra en los
cafales del medio poroso y desplaza al agua. Mientras que la fase no mojante aumenta,
la fase mojante pierde terreno y gradualmente se pierde la continuidad; en este punto la
fase mojante ya no puede fluir y se llega a la Swirr.

Granos de arena

Petréleo A: Inicia la

disminucion de
saturacion de la
fase mojante.

Agua —

B: Gradualmente la fase
no mojante desplaza la
fase mojante en los
canales mas amplios.

Figura lll.9 Esquema del proceso de drene en un medio poroso. *°

El proceso de 2do Drene es diferente del 1er Drene solo en el hecho de que el punto de

partida de la saturacion de petréleo no es 1 0 100%, debido a que ya existe una saturaciéon
de petréleo irreductible en el medio, esto provoca que exista un proceso de drene
espontaneo; este proceso implica que sin aplicar una presion al petroleo, este saldra
expulsado del medio poroso, de ahi el adjetivo espontaneo. Dado que se requirid una
presion para que el agua penetrara (Imbibicion forzada) y disminuyera la saturacion de
petréleo hasta la saturacion residual, cuando esta presion es retirada, el agua retrocede
hasta un punto de equilibrio, que es donde termina el proceso espontaneo en la Figura
[11.8.

18



El proceso de imbibicion consiste en el aumento gradual de la saturacion de la fase
mojante. Es importante resaltar que existen dos porciones de esta curva, la primera es la
imbibicion esponténea, la cual se mede inmediatamente después de la curva de Drene
(Disminucion de la presion capilar hasta llegar a cero). La segunda parte de la curva va
desde la presién capilar igual a cero, hasta un punto de presion capilar negativa mas alla
de la cual ya no cambie la saturacion de los fluidos.

Granos de arena
Agua congénita
Petréleo

A: Inicia la
disminucién de
saturacion de la
fase no mojante.

Direccién del flujo

B: Gradualmente la fase
mojante desplaza la fase
no mojante debido a que
las fuerzas de capilaridad
atraen al fluido mojante
(Imbibicién espontanea).

C: Se llega a la saturacion
residual de la fase no
mojante aumentando el
gradiente de  presién
(Imbibicién forzada)

Figura 111.10 Esquema del proceso de imbibicion en un medio poroso mojado por agua.*°
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111.3 Permeabilidad

111.3.1 Permeabilidad Absoluta

La permeabilidad absoluta de un medio poroso es una de las propiedades petrofisicas
mas importantes. Generalmente denota cono k; abstractamente se define como la
capacidad de flujo o transmision de fluidos a través de una roca, cuando existe un solo
fluido, o fase, presente en la roca, mateméticamente se expresa por medio de la ley de

Darcy (Ecuacion 3.3.1).

_ kAR1-h2
=

donde:

q = flujo volumetrico (gasto)

L = longitud del medio

A = area transversal del medio

hy, h, = alturas alcanzadas por el fluido
u = viscosidad del fluido

K = constante de proporcionalidad (Permeabilidad)
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Figura lll.11 Esquema del experimento de Darcy.

En este experimento las hl y h2 se expresan en unidades de longitud, pero
representan la presién que ejerce la columna hidrostatica, y pueden ser expresadas en
unidades de presion.

donde:
p = presion
p = densidad del fluido
g = aceleraciéon de la gravedad
z = nivel de referencia

Si se toma en cuenta que v = q/A, la ecuacion 3.3.1 puede expresarse como:

__kdh
Tl

En donde:

v = velocidad aparente a través del medio poroso
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Las ecuaciones 3.3.1 y 3.3.3 son correctas so6lo si se quiere estimar las tasas de flujo
y no se toma en cuenta el sentido de este ademas de que solo esta presente un fluido
(una fase) , para integrar el sentido del flujo en el modelo se ha adoptado la convencion
de signos siguiente:

e Flujo Lineal

Si la distancia se mide positivamente en direccion del flujo, entonces el gradiente de
presion debe ser negativo en esa direccion, ya que los fluidos se mueven de mayor a
menor presion. Entonces la ley de Darcy queda:

ko d
OSSR (3.3.4)
u dl
En donde:
¢ = Potencial
Matematicamente se define como:
_p
¢ = p F9Z . i (3,3,5)

Y representa el cambio de energia respecto a un nivel de referencia.
e Flujo Radial

Si la produccién del pozo se toma como positiva, entonces el radio se toma como
positivo en la direccion opuesta al flujo, dg/dl.

kpd
u dar

[11.3.2 Tipos de permeabilidad

En la discusion previa de la permeabilidad sélo se contemplé el caso donde un solo
fluido satura el medio y que éste fluido es incompresible; sin embargo, en los yacimientos
petroleros el medio poroso se encuentra saturado con dos o mas fluidos al mismo tiempo,
por lo tanto el concepto de permeabilidad absoluta debe adecuarse para que pueda
aplicarse a todos los fluidos presentes fluyendo simultaneamente.

e permeabilidad efectiva

Es la medida de la capacidad de flujo preferencial cuando existe otro u otros fluidos
inmiscibles en el medio poroso. La permeabilidad efectiva es funcion de la saturacion de
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fluidos, es decir, la medida de la permeabilidad efectiva a una fase, varia deacuerdo a la
saturacion de esa fase, si la saturacion disminuye o aumenta, la variacion de la
permeabilidad efectiva es directamente proporcional al aumento o disminucién de la
saturacion.

La permeabilidad efectiva a una fase se identifica con un subindice que indica el fluido
en cuestion:

k, = permeabilidad efectiva al agua
k, = permeabilidad efectiva al petroleo
k, = permeabilidad efectiva al gas

e permeabilidad relativa

La permeabilidad relativa indica un cociente de permeabilidades, y es la fraccidon de la
permeabilidad que se presenta a un fluido respecto a la permeabilidad absoluta. La suma
de las permeabilidades relativas nunca es mayor a uno.

Matematicamente se denotan como:

Kw
Kpw = 25 1 (3.3.7)
Ko
Kro =22 1 i, (3.3.8)
k
Kpg = f TR OO UURPTRTRUUPPRPRTII (3.3.9)

En donde:
k.., = permeabilidad relativa al agua
k., = permeabilidad relativa al petréleo

k., = permeabilidad relativa al gas

[11.3.3 Efecto de la mojabilidad sobre las permeabilidades relativas

La mojabilidad que presente una roca, afecta fuertemente el comportamiento del flujo
de fluidos en el medio, debido a que es el factor mas importante que controla la
distribucion de las fases dentro del medio poroso.
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En un medio con mojabilidad uniforme al agua o con mojabilidad parcial al agua, la
permeabilidad relativa al agua sera menor respecto al caso donde la roca es mojable por
petréleo a cualquier valor de saturacion, tal como puede observarse en la Figura 111.12, en
donde la curva de Krw cuando la roca es mojable al agua, esta por debajo de Krw cuando
la roca es mojable por petréleo. ?

Para el caso de la permeabilidad relativa al petroleo se presenta la misma condicion,
la curva de Kro para la roca mojable por petréleo estara siempre por debajo de la curva
de Kro cuando la roca es mojable por agua a cualquier valor de saturacion.

Esta situacion podria resumirse en el hecho de que para cualquier medio, la
permeabilidad relativa a la fase mojante serd menor respecto a un medio con diferente
mojabilidad. Este fendmeno se presenta debido a que la fase mojante fluye con mayor
dificultad por el medio, debido a que las fuerzas de adhesion del solido direccionan el
flujo por las paredes, haciendo que se reduzca su movilidad. 2

100
90
80
70
60

Krw (Mojable al Agua)
50

Kr (%)

—@— Kro (Mojable al Agua)

40
Krw (Mojable al Aceite)

30
- B - Kro (Mojable al Aceite)

20

10

100

Sw (%)

Figura lll.12 Curvas de permeabilidad relativa al aguay al petréleo pararocas mojadas por aguay
por petréleo respectivamente. 4

Otro fendbmeno que se presenta debido a la mojabilidad, es que para cualquier medio
la saturacion residual de la fase mojante siempre sera mayor que la saturacién residual
de la fase no mojante (a menos que la mojabilidad sea intermedia o0 no exista preferencia

para un fluido).
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1.4 Tensién Interfacial

En este documento se describe de manera resumida el fenébmeno fisico de la tension
interfacial, y se enfocara sobre la importancia de este fenomeno en el flujo de petréleo a
través de la roca porosa y las implicaciones de la relacion de fuerzas que existan en el
medio.

La tensién interfacial es el fendmeno fisico que se presenta cuando existe un
desbalance de fuerzas en las moléculas en una superficie debido a la cohesién molecular.
Estas fuerzas de cohesion molecular se neutralizan en el seno del fluido, debido a que
cada molécula experimenta una fuerza de igual magnitud en todas las direcciones, ya
que esta rodeada completamente de otras moléculas similares, pero en la superficie
existe un desbalance debido a que hay mas moléculas de un lado que de otro.

Tensioén Interfacial

Figura lll.13 Esquema de las fuerzas de cohesidon molecular.

La tension interfacial en términos fisicos se define como: la cantidad de energia que
necesario aplicar en la interface de dos fluidos inmiscibles para incrementar el area en
una cantidad dada. Mateméaticamente:

Energia

Area superficial



Si se considera que la energia se mide en Joules y el area en metros cuadrados, la
ecuacion 3.4.1 queda:
Energia J

N
o S (3.4.2)

Area superficial  m?2

Por consiguiente, también se define en Newtons sobre metro, que significa fuerza
sobre unidad de longitud.

[11.4.1 Numero Capilar
Un fendmeno particular relacionado con la tension interfacial es el nimero capilar; es
una relacion adimensional que matematicamente se define como:

Ca=N,y =—— e, (3.4.3)

En donde:
Ca = N., = Namero capilar
u = Viscodidad dinamica
v = Velocidad del fluido
o = Tensién interfacial
6 = Angulo de contacto

El nimero capilar es la relacion de las fuerzas viscosas (Uv) respecto a las fuerzas

capilares (o Cos 0). Las fuerzas viscosas intentan deformar el ganglio de petréleo y
aumentar el area superficial, mientras que la tension interfacial buscara minimizar el area
superficial entre las dos fases, con un balance de fuerzas se puede saber si el ganglio de
petréleo se movera o quedara retenido.

Este fendmeno que se presenta en los yacimientos petroleros es cuando un ganglio
de petréleo intenta atravesar la garganta de poro. Para ello, se hace una pequefa
modificacién a la Ecuacién 3.4.3, donde la velocidad se remplaza por al’.

En donde:
a = radio del ganglio de petroleo, [m]
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. 1
I' = Tasa de corte, [—]
Seg

En este caso, mientras mas pequefo sea el numero capilar, indica que las fuerzas de
tension interfacial son mayores que las fuerzas viscosas; y por consiguiente, si la gota
trata de pasar a través de una garganta de poro, no podra, ya que las fuerzas viscosas
no tienen la suficiente energia para deformar la gota y lograr que pase por la garganta de
poro mas pequefia que la gota; esquematicamente se muestra en la Figura 111.14.

Si se tienen numeros capilares mayores a 10°°, las fuerzas viscosas pueden en algunos
casos ser capaces de neutralizar las fuerzas que se oponen a la deformacion del ganglio
de petréleo, debido a que la tension interfacial ha disminuido; por consiguiente el ganglio
se deforma y puede pasar a través de la garganta de poro Figura I11.15.

4

Figura lll.14 Comportamiento de un ganglio de petréleo en un medio poroso con namero capilar
pequefio (fuerzas viscosas menores a las fuerzas capilares).

23 %

Figura lll.15 Comportamiento de un ganglio de petréleo en un medio poroso con nimero capilar
grande (fuerzas viscosas mas grandes).
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[11.4.2 Numero de Bond

El nimero de Bond o también llamado nimero de EG6tvés, es un grupo adimensional
utilizado en el analisis del flujo de fluidos, que caracteriza la relacion de las fuerzas
gravitacionales a las fuerzas capilares. Es una relacion que matematicamente se define
como:

N = % e (3.4.5)
En donde:
Ng = Numero de Bond
Ap = Diferencia de densidades
g = aceleracién gravitacional
o = Tension interfacial
6 = Angulo de contacto
L = Longitud caracteristica (radio capilar o radio de la gota)

En la Figura 111.16 se observa el comportamiento de Ny con respecto a la mojabilidad
de la superficie solida donde se encuentra la gota, puede identificarse que existe un valor
critico del numero de Bond (linea roja en la figura 111.14) en el cual se desprende la gota
de la superficie, esto sucede porque se rompe el balance de fuerzas que mantienen
retenida la gota; También puede identificarse que para la mojabilidad al petréleo, se
necesita un mayor nimero de Bond para que se desprenda la gota, debido que es
retenida con mayor fuerza.

Para un medio poroso, la longitud caracteristica se reemplaza por la permeabilidad
efectiva del medio.

__ Apg Kk
B o Cos 0O

K = Permeabilidad absoluta
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kra = Permeabilidad relativa al medio mojante

Figura lll.16 Comportamiento de una gota de petréleo respecto al nimero de Bond y la
mojabilidad. 4

[11.4.3 NOmero total de entrampamiento
El niUmero total de entrampamiento también es un nimero adimensional que relaciona
las fuerzas viscosas y las fuerzas de flotacion con respecto a las fuerzas capilares,

basicamente integra el numero capilar y el nUumero de Bond, mateméaticamente se define
como 3&;

Ny = JNBZ + 2N¢gNgSen a + N

En donde:
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a = Angulo de la direccion de flujo respecto al eje horizontal

Si se grafica el numero total de entrampamiento respecto a la saturacién residual de
alguna de las fases, se puede identificar el valor del N; al cual empieza a reducirse la

saturacion residual (ver Figura 111.17), la cual se encuentra en 10°y 103 dependiendo de
si es la fase mojante o la no mojante.

Ul
o

IS
o

S
o

w
wul

Fase no mojante

Fase mojante

w
o

Saturacién residual (%)
N N
= ot

[y
(%3]

iy
o

1.0E-09

1.0E-08

1.0E-07

Punto critico : Punto critico para
para la fase no la fase mojante
mojante :

1.0E-06 1.0E-05 1.0E-04 1.0E-03 1.0E-02 1.0E-01
Nca 6 NT

Figuralll.L17 Comportamiento de la saturacién residual respecto a N, 6 Ny.

1.5 Movilidad y Relacion de Movilidades

La movilidad es un factor de proporcionalidad que mide la facilidad con la que un fluido
se mueve a través de un medio poroso debido a un gradiente de presion respecto a una
longitud. Mateméaticamente se puede deducir de la ecuacion de Darcy, la cual describe el
flujo de fluidos en medios porosos y relaciona la velocidad superficial de un fluido debido

a un gradiente de presion:

En donde:
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Uu; = velocidad superficial del fluido i
x = longitud

El subindice i representa un fluido en particular que puede ser agua (w), petroleo (o)

0 gas (g). La movilidad ( A;) es la relacién de la permeabilidad respecto a la viscosidad
referentes al fluido i.

Cuando un fluido desplaza a otro, la razon de movilidad (M) del fluido desplazante es
definida como la movilidad del fluido desplazante dividido por la movilidad del fluido
desplazado.

kdesplazante

M= }\desplazante — Hdesplazante (353)

k
}\desplazado _desplazado

Hdesplazado

Una consideracion muy importante en la razon de movilidades, es la saturacion de
fluidos atras del frente de invasion, ya que cambia conforme el frente de invasion avanza
(la movilidad de los fluidos desplazantes debe evaluarse a la permeabilidad relativa que
se presente a la saturacion promedio atras del frente), entonces la movilidad de los
fluidos desplazantes en el caso de inyeccion de agua seria:

kro@§o+krw@§W
M=t W (3.5.4)

kro
Ho

En donde:
k.o@s0 = Permeabilidad relativa al petroéleo a la saturacion promedio atras del frente
kwasw = Permeabilidad relativa al agua a la saturacion promedio atras del frente
k., = Permeabilidad relativa al petrdleo a la saturacion adelante del frente de invasion
U, = Viscosidad del aceite
Uy = Viscosidad del agua

Con base a la definicién de la relacion de movilidades, es evidente que para que una
relacion de movilidades sea favorable, tiene que ser menor a uno, ya que la movilidad del
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fluido desplazado debe ser mayor que la del fluido desplazante. Si esta condicién no se
cumple y mientras la relacion de movilidad sea mas desfavorable (mayor a uno), se
presenta el fendmeno de “interdigitacion viscosa”, que no es mas que la penetracion del
fluido desplazante en el fluido desplazado heterogéneamente, como se muestra en las
Figuras 111.18.

Figura lll.18 Frente de desplazamiento para un proceso miscible con unarelacién de movilidad
desfavorable. %2

I11.6 Heterogeneidad
Los yacimientos carbonatados presentan indices de heterogeneidad altos, debido a su
compleja estructura ocasionada por la naturaleza de los sistemas sedimentarios
asociados. Los carbonatos son rocas sedimentarias depositadas en ambientes marinos
de aguas claras, someras Yy calidas; y en su mayoria poseen un origen biolégico. Estan
compuestas por fragmentos de organismos marinos, esqueletos, corales, algas y
elementos precipitados; y en su mayor parte consisten de carbonato de calcio.

Una diferencia clave entre las rocas clasticas y las rocas carbonatadas, es la distancia
existente entre el sitio donde se cred el sedimento y aquél en donde se depositd. Mientras
que la sal y el limo pueden viajar cientos de kildmetros por los sistemas fluviales antes
de su depositacién vy litificacidn, los granos que componen los sedimentos carbonatados
se depositan muy cerca del lugar en que se crearon. Esta depositacion local contribuye
significativamente a la heterogeneidad de los granos de carbonatos. Una vez formada la
roca carbonatada, una diversidad de procesos quimicos y fisicos comienza a alterar la
estructura de la roca, modificando las caracteristicas fundamentales, tales como la
porosidad y la permeabilidad. Esto se conoce como diagénesis. En el momento de la
depositacion, los sedimentos carbonatados a menudo poseen porosidades muy altas
(35% - 75%) ?; sin embargo, estos valores decrecen bruscamente a medida que el
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sedimento es alterado y sepultado. En consecuencia, los yacimientos carbonatados
exhiben variaciones grandes y abruptas en la distribucion de propiedades (ver Figura
[11.19).

La porosidad de las rocas carbonatadas puede agruparse en tres tipos: porosidad
conectada, existente entre los granos de carbonato; vesiculas, que son poros
desconectados, resultantes de la disolucion de la calcita en agua durante la diagénesis;
y porosidad por fracturamiento, que es causado por los esfuerzos presentes luego de la
depositacion. En conjunto, estas tres formas de porosidad crean un camino muy complejo

para los fluidos y generan canales preferentes de flujo, dejando zonas aisladas donde la
permeabilidad es menor. 2

Figura lll.19 Porosidad compleja en rocas carbonatadas.

Todos los yacimientos contienen una cierta cantidad de fracturas naturales. Sin
embargo, desde un punto de vista geoldgico y de ingenieria de yacimientos, sélo se
toman como yacimientos "naturalmente fracturados" aquellos donde las fracturas tienen
un gran efecto, bien sea positivo o negativo en la productividad. Los yacimientos

33



naturalmente fracturados difieren de los yacimientos homogéneos desde el punto de vista
geoldgico, petrofisico, econémico y de producciéon. Se puede pensar en un yacimiento
fracturado como un sistema inicialmente homogéneo cuyas propiedades fisicas se han
deformado o alterado durante su depositacién o durante el proceso fisico de diagénesis.

En general, las fracturas se encuentran en un medio poroso heterogéneo en el cual
las aberturas (fisuras y fracturas) varian en tamafo, desde unos cuantos milimetros de
espesor hasta un centimetro. Las fracturas y aberturas de gran tamafio forman vugulos
y canales interconectados, mientras que las hendiduras finas forman un sistema de
bloques; estos ultimos forman el cuerpo principal del yacimiento.

Adicionalmente a las propiedades, tanto de la matriz como de la fracturas
mencionadas, el Dr. Aguilera? recomienda: (1) clasificar el yacimiento desde un punto de
vista geoldgico teniendo en mente que las fracturas pueden ser tectonicas, regionales o
de contraccion, (2) evaluar el sistema de porosidad, (3) cuantificar la capacidad de
almacenamiento relativa de hidrocarburos de la matriz y de las fracturas, y (4) tener una
idea clara con respecto a la interaccion existente entre la matriz y las fracturas.

[11.6.1 Clasificacion Geoldgica

Desde un punto de vista geoldgico, las fracturas pueden clasificarse como tectdnicas
(convergentes, divergentes y transformantes), regionales, de contraccion (diagenéticas)
y las encontradas en superficie. Historicamente la mayoria de la produccién ha sido
obtenida de fracturas tecténicas. 2

A la hora de desarrollar y modelar los yacimientos fracturados, la capacidad de
comprender y predecir las caracteristicas de los sistemas de fracturas es esencial. La
complejidad de los sistemas de fracturas naturales se capta en los métodos descriptivos,
genéticos y geométricos que los geocientificos emplean para clasificar las fracturas
naturales. El conocimiento de los tipos de fracturas mejora la simulacion del flujo de
fluidos a través de las fracturas, porque los diversos tipos de fracturas conducen el fluido
en forma diferente. Para apreciar los esquemas de clasificacion comunes, se necesita un
conocimiento basico de como se desarrollan las fracturas naturales.

En el laboratorio, los tipos de fracturas se dividen en dos grupos relacionados con su
modo de formacion: las fracturas por esfuerzo de corte (cizalla), que se forman con la
cizalla paralela a la fractura y las fracturas por esfuerzos de tension que se forman con
una traccion perpendicular a la fractura.

[11.6.2 Clasificacion de porosidad
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e Porosidad absoluta (@): se define como el volumen de los espacios vacios (Vv) o
volumen poroso (Vp) por unidad de volumen total de roca (Vt), y se expresa en
porcentaje:

e Porosidad efectiva (@,): La porosidad efectiva se conoce también como porosidad
accesible o comunicada, y se define como el volumen de poros comunicados entre
siy con el exterior (Vc)) por unidad de volumen total de roca (Vt), y se expresa en
porcentaje:

Es posible realizar estimaciones preliminares de las caracteristicas productivas de los
tipos de porosidad en yacimientos comunes siguiendo una clasificacion propuesta por
Coalson, E. B., Hartmann, D. J., y Thomas, J. B>, En esta clasificacion, las clases de
porosidad son definidas primero por la geometria de los poros, y en segundo lugar por el
tamafio de los mismos. Incluidas en la geometria, estan las siguientes categorias
generales de poros: intergranular, intercristalina, vigulos y fracturas. La combinacion de
cualquiera de ellos puede dar origen a un comportamiento de doble porosidad, o incluso,
a una multiporosidad.

[11.6.2.1 Porosidad intergranular

Esta se genera durante el proceso de sedimentacion, y se rellena con cemento o con
matriz micritica (o vacia). Es un tipo de porosidad primaria, tipica de areniscas y
carbonatos, caracterizada por presentar buena conectividad y permeabilidad (ver Figura
[11.20). En este tipo de arreglos la porosidad efectiva (@,) es casi equivalente a la

porosidad absoluta ().

35



Figura Ill.20 Porosidad intergranular.

[11.6.2.3 Porosidad de vagulos

Este tipo de porosidad se da principalmente en rocas carbonatadas y es resultado de
los procesos de depositacion y/o por la disolucion de material calcareo como se muestra
en la Figura lll.21.

o .

Figura ll1.21 Porosidad vugular en una muestra de roca carbonatada.

[11.6.2.4 Porosidad de fractura

Es la porosidad resultante como consecuencia de las aperturas ocasionadas por el
rompimiento o resquebrajamiento de una roca, que aunque porosa, no permite el paso
de fluidos a través de sus poros. Se da en cualquier roca que sea fragil a los esfuerzos,
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o bien por reduccion de volumenes debido a enfriamiento, se presenta en etapas
diagenéticas avanzadas como se muestra esquematicamente en la Figura 111.22.

Figura lll.22 Esquema de la porosidad por fracturas.

[11.6.3 Capacidad de almacenamiento

Desde un punto de vista de almacenamiento, Aguilera? establece que los yacimientos
fracturados pueden ser clasificados como Tipo A, B o C. Muchos yacimientos que de no
tener fracturas no serian productivos, su explotacién es comercialmente viables gracias
a la presencia de fracturas.

e En yacimientos de Tipo A la mayoria de los hidrocarburos almacenados estan en
la porosidad de la matriz y una cantidad pequefia se encuentra en las fracturas.
La matriz, tipicamente tiene una baja permeabilidad, mientras que las fracturas
naturales tienden a tener una permeabilidad mucho mas grande.

e En los yacimientos de Tipo B aproximadamente la mitad de los hidrocarburos
almacenados estan en la matriz y la otra mitad en las fracturas. La matriz es de
baja porosidad y las fracturas son mas permeables que la matriz.

e En yacimientos Tipo C el hidrocarburo almacenado se encuentra en las fracturas
y no existe aportacion de la matriz. Por lo tanto, en este caso las fracturas proveen,
tanto el almacenamiento, como la capacidad para lograr una produccion
comercialmente rentable.
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V. METODOLOGIA DE EVALUACION DEL MECANISMO OPTIMO
DE PRODUCCION

La metodologia de evaluacion experimental del mecanismo 6ptimo de produccién es
la propuesta a continuacion: esta metodologia se bas6 en la medicidon de presiones
capilares (drene, imbibicibn espontanea e imbibicion forzada) por el método le la
centrifuga, con estos experimentos se identifica el valor de las variables (mojabilidad y
tensién interfacial) con el que mas petroleo se produce por desplazamiento forzado y
espontaneo en un sistema roca-fluidos en particular, tomando como datos de andlisis los
puntos extremos de las curvas de presion capilar, asi como su comportamiento.

El disefio de la metodologia experimental consideré la evaluacion del efecto por
separado de cada variable (tension interfacial y mojabilidad), para ello se dividié en dos
fases:

1. La primera fase consistio en evaluar el efecto de la mojabilidad sin alterar la
tension interfacial de los fluidos, para ello se realizaron tres series de
experimentos.

Esta primera fase se subdividié en tres etapas donde el objetivo de cada etapa fue el
siguiente:

a) Primera Fase etapa a (1a): Consistid en evaluar las curvas de presion
capilar (imbibiciébn espontanea y forzada) con mojabilidad natural al medio
(mojabilidad al agua debido al lavado de las muestras con solventes), para
ello re realizaron los pasos siguientes:

» Saturacion de la roca al 100% de agua de produccion
1. 1ler Drene (agua de produccion y petréleo muerto)
2. 1lerImbibicién espontdnea y forzada (agua de produccion y petréleo muerto)

Nota: inicialmente las muestras de roca presenta una mojabilidad al agua
debido al tratamiento de lavado con tolueno y aminas para retirar toda la
materia organica.

b) Primera Fase etapa b (1b): Consistié en evaluar las curvas de presion
capilar (imbibicién espontanea y forzada) con mojabilidad preferente hacia
el petréleo. Para ello se afiejaron las muestras de roca por treinta dias®! a
temperatura ambiente en petréleo muerto del yacimiento, para que los
acidos carboxilicos presentes en el petréleo se adsorbieran en la roca. Se
retomaron las muestras de la fase "1a” y se realizaron los siguientes pasos:
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3. Afdejamiento en petrdleo muerto (cambio de mojabilidad al petrdleo)
4. 2do Drene (agua de produccion y petréleo muerto)
5. 2da Imbibicién espontdnea y forzada (agua de produccion y petréleo muerto)

c) Primera Fase etapa c (1c): Consistio en evaluar las curvas de presion
capilar (imbibicion espontanea y forzada) con mojabilidad restaurada al
agua. Para ello se sometio la muestra de roca a una solucién de Na;SO4 al
0.1 % peso; Esta reacciéon cambio la mojabilidad de la roca previamente
afiejada en petroleo, ya que desorvio los acidos carboxilicos y restauro la
mojabilidad al agua. Se retomaron las muestras de la fase "1b™ continuando
con los pasos siguientes:

6. Afejamiento en disolucion de Na,SO, con agua de produccion
7. 3er Drene (petroleo muerto y agua de produccion)
8. 3ra Imbibicion espontdnea y forzada (petréleo muerto y agua de produccion)

2. En la segunda fase se midio el efecto de la tension interfacial en los mismos
sistemas de roca y fluidos (roca Caliza Indiana, agua de produccion y petrdleo
muerto del yacimiento). Para ello se utilizé un surfactante disefiado en la Unidad
de Servicios para la Industria Petrolera (USIP UNAM); que prob6 ser muy estable
con los fluidos del yacimiento a las condiciones del campo (92 °C y 3,200 psi) a
una concentracion de 0.1% peso. Este tensoactivo "USIP TEN-01" logra disminuir
la tension a valores ultra bajos (0.0002 mN/m).

La tension interfacial de estos fluidos se midié con un tensiometro de gota giratoria, el
cual reporté una valor de 0.0002 (mN/m).

Esta segunda fase también se subdividid en tres etapas, para las cuales los objetivos
fueron los siguientes:

a) Segunda Fase etapa a (2a): Consistid en evaluar las curvas de presion
capilar (imbibicion espontanea y forzada) con la mojabilidad al agua y
TIF a ultrabajos valores; Con el agua de formacién y el tensoactivo "USIP
TEN-01" se realiz6 una mezcla al 0.1% peso. Se siguieron los siguientes
pasos:

» Saturacion de la roca al 100% de agua de formacion
1. 1ler Drene (petréleo muerto y agua de produccion)
2. ler Imbibicion espontdnea y forzada (petrdleo muerto y disolucion de tensoactivo
“USIP TEN-01")

39



b) Segunda Fase etapa b (2b): Consistié en evaluar las curvas de presion
capilar (imbibicién espontanea y forzada) con mojabilidad preferente hacia
el petréleo. Para ello se afiejaron las muestras de roca por treinta dias®! a
temperatura ambiente en petrdleo muerto y se utilizé el tensoactivo "USIP
TEN-01" a una concentracion de 0.1% peso en los experimentos de
imbibicion que redujo la TIF de 22.5 mN/metro a 0.0002 mN/metro). Los
pasos experimentales fueron los siguientes:

» Saturacion de la roca al 100% de agua de produccion
ler Drene (petroleo muerto )
Afiejamiento en petroleo muerto por 30 dias a temperatura y presion ambiente
2do Drene (petréleo muerto)
1ra Imbibicion espontdnea y forzada (disolucion de tensoactivo “USIP TEN-01"")

PN R

c) Segunda Fase etapa c (2c): Consistié en evaluar las curvas de presiéon
capilar (imbibicion espontanea y forzada) con mojabilidad restaurada hacia
el agua. Para ello se sometio la muestra de roca a una solucién de NaxSO4
al 0.1% peso después del afiejamiento, posteriormente en los experimentos
de imbibicién se uso el tensoactivo "USIP TEN-01", siguiendo la secuencia
de pasos siguiente:

» Saturacion de la roca al 100% de agua de produccion
ler Drene (petréleo muerto y agra de produccion)
Afiejamiento en petroleo muerto por 30 dias a temperatura y presion ambiente
2do Drene (petréleo muerto y agra de produccion)
1ra Imbibicién espontdnea y forzada (petréleo muerto y Na2SQOa)
3er Drene (petréleo muerto y agua de produccion)
2da Imbibicién espontdnea y forzada (disolucion de tensoactivo "USIP TEN-01")

SO A WN R

En resumen, las diferentes etapas de experimentacion y los pasos de cada una se
presentan en la Tabla IV.1.
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Experimento

Pasos seguidos en la experimentacion

a) mojabilidad al 1. ler Drerje.(f)’etroleo mL'Jerto) 3
o agua 2. 1ler Imbibicidn espontanea y forzada (agua de produccion)
©
>
< . 3. Afejamiento en petréleo muerto (cambio de mojabilidad al petréleo)
L b) mojable al .
— otréleo 4. 2do Drene (petréleo muerto)
t (pAﬁejado) 5. 2da Imbibicidn espontanea y forzada (agua de produccidn)
—
v
G ¢) Restauracién s AneJDamlento enlclilsoluuon de Na,SO, con agua de formacién
(T de mojabilidad al . 3er rer?e.(-p’etro eo mtlJerto) 3
agua 8. 3raImbibicion espontanea y forzada (agua de formacion)
a) mojabilidad al 1. 1ler Drene (petréleo muerto)
— agua 2. 1ler Imbibicidn espontanea y forzada (disolucion de tensoactivo)
(g8
o —
(qv)
o) 1. 1der Drene (petréleo muerto)
E b) mojable al 2. Afejamiento en petréleo muerto (cambio de mojabilidad al petréleo)
+ petréleo 3. 2do Drene (petréleo muerto)
- (Anejado) 4. 2dalImbibicion espontanea y forzada (disolucion de tensoactivo)
L
—
— 1. 1der Drene (petréleo muerto)
N 2. Afejamiento en petréleo muerto (cambio de mojabilidad al petréleo)
8 ¢) Restauracion 3. 2do Drene (petréleo muerto)
o de mojabilidad al 4. 2dalImbibicidn espontanea y forzada (disolucién de Na,SO.,)
L agua 5. 3er Drene (petréleo muerto)
5. 3ralImbibicion espontanea y forzada (disolucion de tensoactivo)

Tabla V.1 Resumen de la metodologia de experimentacién.
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Como mecanismo de evaluacion y para tener mas datos que pudieran corroborar los
resultados, se utilizaron tres muestras de roca en cada experimento, las caracteristicas
de cada una se presentan en la Tabla IV.2

D % D
0 18.4 73.1
0 19.4 63.6
04 18.0 72.8 S
17.1 182.0 ._§
18.5 98.9 S
4 17.4 124.0 §
6 18.4 366.8 S
9.4 86.3
8 18.1 93.5

Tabla IV.2 Propiedades de las rocas utilizadas.

Nota: el detalle de las caracteristicas de cada muestra de roca, se encuentran en la
seccion X RESULTADOS EXPERIMENTALES.

Los experimentos de presion capilar se realizaron por el método de la centrifuga,
utilizando el equipo URC-628 ULTRA ROCK CENTRIFUGUE, del fabricante CORETEST
SYSTEMS, INC; el equipo se muestra en la Figura IV.1.
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Figura V.1 Equipo de medicién de presiones capilares (CORETEST SYSTEMS Inc.).

V. RESULTADOS EXPERIMENTALES

A método de resumen, se presenta un diagrama de flujo, en donde se indica
secuencialmente el trabajo que se realizo.
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( Diagrama del flujo del trabajo realizado 1

Desarrollo de metodologia para
determinar presiones capilares

(Drene e Imbibicion) por medio del
sistema de centrifugacion.

Fase experiemtil 1 ‘Fase experiemtal 2

Etapa 1a -Evaluar presiones capilares Etapa 2a -Evaluar presiones capilares
en un sistema con mojabilidad al en un sistema con mojabilidad al
agua. agua.

ar presiones capilares
10jabilidad al petréleo

Etapa 1c -Evaluar presiones capilares Etapa 2c -Evaluar presiones capilares
para un sistema con mojabilidad para un sistema con mojabilidad
restaurada con Na2S04 restaurada con Na2S04

TIF = 22.5 mN/metro TIF = 0.0002 mN/metro

Figura V.1 Diagrama del trabajo realizado.

V.1 Caracterizacion de la roca (Caliza Indiana).

Las propiedades petrofisicas de la roca fueron medidas con un permeéametro disefiado
en los laboratorios del centro de investigacion de la UNAM (USIP UNAM).

El diagrama del sistema propuesto que permitié hacer la caracterizacion de las rocas,
que se muestra a continuacion:
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Figura V.2 Diagrama del permeametro.

Esencialmente el sistema consiste en una bomba Quisix QS, Core Holder, Backup
pressure valve (BPR), controladores de temperatura, dispositivo de presién diferencial
Validyne con capacidad de medir 500 psi de diferencial (incertidumbre +/- 0.5 psi), bomba
manual, medidores de presion Cristal con capacidad de medir 5000 psi de diferencial
(incertidumbre +/- 5 psi), lineas de un octavo de pulgada de acero inoxidable y valvulas
manuales, ensamblado como se muestra en la Figura V.3.
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Figura V.3 Permeametro.

Las rocas utilizadas en este estudio fueron Caliza de la formacion Bedford. Estas rocas
fueron extraidas de afloramientos de formaciones muy bien caracterizadas en Estados
Unidos. Las caracteristicas generales son las que se muestran en la Tabla V.1. Es
importante hacer notar que las caracteristicas que reporta el proveedor son propiedades
promedio y la caracterizacion de cada muestra fue medida en el centro de investigacion.

Indiana Limestone
Formation Bedford
remesity | 7% 10 Bine Permestity
Porosity 19%
ucs 5,000 psi
Dimensions L=7cm D=1.5"
Homogeneous YES

Tabla V.1 Caracteristicas de |la roca Caliza Indiana.

Enla Figura V.4 y V.5 se muestran planos trasversal y vertical de la roca, donde es
posible apreciar cualitativamente la porosidad.
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Figura V.4 Plano trasversal de la Caliza (Indiana).

Figura V.5 Plano horizontal de la Caliza (Indiana).

Las condiciones de operacion, resultados de la caracterizacién petrofisica y diagrama
de propiedades petrofisicas (porosidad VS permeabilidad) de las muestras, se muestran
enla Tabla V.2, V.3 y Figura V.6, respectivamente:
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Condiciones Experimentales

Temperatura (°C) 23
Presion (PSI) 1000
Presién de
Confinamiento (PSI) 1500

Tabla V.2 Condiciones de caracterizacion petrofisica.

. 5 Volumen (b % Permeabilidad
Longitud | Diametro| Bruto Peso al agua Vol. Poroso
Balance
(cm) (cm) (cm?) (gr) Agua de masa (mD) (ml)
5.04 3.79 56.92 123.0 | 18.78 | 18.63 18.36 73.10 10.45
5.12 3.75 56.55 120.7 | 19.01 | 19.67 | 19.40 63.62 10.97
5.07 3.79 57.18 124.7 | 19.21 | 18.58 | 18.05 72.81 10.32
5.03 3.75 55.61 119.6 | 19.35 | 20.54 | 17.07 182.00 9.79
5.07 3.79 57.24 123.4 | 19.81 | 19.17 | 18.51 98.91 10.71
5.05 3.79 57.08 124.7 | 20.38 | 20.22 17.41 124.00 10.03
5.07 3.80 57.63 124.4 | 19.62 | 18.59 18.38 366.78 10.60
5.90 3.79 66.60 125.7 | 14.16 | 11.31 9.41 86.31 5.40
5.00 3.79 56.48 122.1 | 17.32 | 22.95 18.05 93.50 10.20

Tabla V.3 Caracteristicas particulares de cada muestra de roca.

Nota: La porosidad se mido por tres métodos (Balance de masa, Inyeccion de Agua e
Inyeccién de Nitrogeno), los cuales son aproximados, sin embargo hay un porcentaje de
error promedio entre los métodos de 3.1 %. Las metodologias para medir la porosidad se
encuentran en la seccion V.1.1 Metodologia experimental para medir porosidad. Para
realizar los célculos se tomaron los datos de porosidad con agua.
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Figura V.6 Distribucion de propiedades petrofisicas de las muestras utilizadas.

Los fluidos utilizados para medir la porosidad y permeabilidad de las rocas fueron los

siguientes:

ID F1 F2
Nombre N2 Coﬁggzita
Viscosidad (cP) 0.018 1.06
Densidad (gr/cm?3) 6.28E-04 1.02
Temperatura (°C) Ambiente | Ambiente
Salinidad (KPPM) - 30.9

Tabla V.4 Caracteristicas de los fluidos utilizados en la caracterizacion petrofisica

V.1.1 Metodologia experimental para medir porosidad

La porosidad fue medida de tres maneras:

1. Inyectando Nitrégeno
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2. Inyectando agua
3. Balance de masa

A continuacion se menciona la metodologia utilizada en cada método.

V.1.1.1 Inyeccion de Nitrégeno
Procedimiento:

1. Extraccion de aire de la muestra de roca.
a) Conectar bomba de vacio en la valvula V4.
b) Cerrar valvula V3.
c) Aplicar vacio al sistema durante 15 minutos.
2. Inyeccion y cuantificacion de Nitrogeno a la muestra.

a) Represionar a 1000psi por medio de la bomba el sistema hasta la valvula 3 que
se encuentra cerrada, aislando el tramo que va de V3 a V4 donde se encuentra la
muestra sometida a vacio.

b) Abrir la valvula 3 y mantener el sistema a presion constante de 1000psi.

c) Medir el volumen inyectado a la muestra hasta que la presion se 1000psi se
estabilice.

d) Repetir el procedimiento hasta obtener por lo menos tres mediciones de
voliumenes inyectados que sean consistentes entre ellos.

Con el volumen de las lineas del tramo que va de V3 a V4 previamente medido se
puede calcular la porosidad de la roca con la siguiente expresion:

¢ = (Volumen de N2 Inyectado)
Volumen total de la muestra’

Esta expresion matematica permite calcular la fraccion porosa de la muestra.
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V.1.1.2 Inyeccién de Agua

En este caso se sigue la misma metodologia previamente explicada para la inyeccion
de nitrégeno, con la Unica deferencia de que sélo se puede hacer una vez, ya que una
vez que entra el agua a los poros de la muestra, es muy dificil removerla. Es por ello que
debe revisarse cuidadosamente todo el sistema para no cometer errores, ya que la
medicion de la porosidad es un parametro critico que se debe conocer exactamente para
que los resultados experimentarles sean validos.

V.1.1.3 Balance de masa

La metodologia para medir porosidad por balance de masa es relativamente sencilla,
consiste en pesar la muestra de roca totalmente seca y posteriormente pesar la roca
100% saturada de agua. El diferencial de pesos sera la masa de agua que esta alojada
en el espacio poroso de la roca, conociendo la densidad del agua a las condiciones de
operacion, se puede calcular el volumen que ocupa la masa de fluido dentro de la
muestra. La expresién matematica que permite calcular la porosidad por balance de masa
es:

_ (Peso de laroca %100 saturada—Peso de la roca seca)

Q= e, (5.1.2)

Pwac.o(Volumen bruto de la roca)

En donde: @ = Porosidad (Fracion)

Pwac.o = Densidad del a las condiciones de operacion

V.1.2 Metodologia experimental para medir permeabilidad

A continuacion, se menciona el procedimiento para determinar la permeabilidad
absoluta de una muestra de roca utilizada en estos experimentos, de acuerdo al sistema
mostrado en la Figura Vv.2. Cabe mencionar que las pruebas de permeabilidad se llevan
a cabo saturando el medio poroso con agua congénita. Ademas, las pruebas se realizaron
a temperatura ambiente.

Procedimiento:
1. Preparacion de equipo.

a. Verificar que las valvulas V1, V2, V3, V4 (linea para agua), V9, V10, (sensor
de diferencial de presion) se encuentren abiertas.

2. Desplazar agua en el sistema.
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a. Inyectar fluido a presion constante de 1000psi hasta que la valvula reguladora
de presion de salida (BPR) se abra, ya que esta calibrada para abrirse a
1000psi.

3. Medir diferencial de presion (entrada-salida de la muestra).

a. Verificar que las valvulas V5, V6, V7 (linea para la presién de confinamiento)
se encuentren cerradas.

4. Obtener la permeabilidad.

a. Iniciar inyeccion de agua a un gasto de 0.5 ml/min hasta estabilizar presion,
verificar que exista flujo a la salida de la BPR.

b. Cambiar el gasto duplicando el anterior y dejar que estabilice el diferencial de
presion.

c. Hacer esto con al menos cinco gastos.

d. Medir la permeabilidad para cada gasto de acuerdo a la ley de Darcy:

En donde:
# = permeabilidad [Darcy]
g = gasto [cm?/s]
U = viscosidad del fluido a temperatura del sistema [cp]
L = longitud del sistema [cm]
A = area de la seccion transversal del sistema [cm?]

Adp = Diferencia de presion a través del sistema [atm]

V.2 Caracterizacion de los fluidos

Los fluidos utilizados en la experimentacion fueron:

e Petréleo muerto del campo evaluado
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e Agua congénita del campo evaluado

e Disolucién del tensoactivo "USIP TEN-01" con agua congénita a una
concentracion de 0.1% peso

V.2.1 Caracterizacion del petroleo

La caracterizacion del petroleo consistio en mediciones de densidad y viscosidad a
diferentes temperaturas, analisis SARA y andlisis elemental de composicion. Cada uno
de estos estudios fue realizado a una muestra de un lote grande de muestra.

V.2.1.1 Densidad y Viscosidad

Temperatura Densidad Viscosidad
°C [gr/cm’] [cp]
22 0.88 25.8
37.8 0.87 12.9

Tabla V.5 Valores de viscosidad y densidad [22 °C, 37.8 °C y Pam].

V.2.1.2 Analisis SARA

Saturados 35.12
Aromaticos 39.86
Resinas 15.18
Asfaltenos 9.84

Tabla V.6 Resultados del analisis SARA.

V.2.1.3 Anédlisis elemental

Composicion [%]

Carbono 85.067
Hidrégeno 13.03
Oxigeno
Nitrégeno 1.317

Azufre 2.513

Tabla V.7 Resultados del analisis elemental.
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V.2.2 Caracterizacion del agua de formacion

La caracterizacion del agua se realizd haciendo analisis Stiff & Davis, los cuales se
reportan los resultados a continuacion:

Parametro Valor

Dureza total [mg CaCO3/L] 5.1

Dureza de Calcio [mg CaCO3/L] 43
Cloruros totales [m gCL/L] 28.6

Alcalinidad total [mg CaCO3/L] 1.1
Sulfatos [mg SO4/L] 103.0
Conductividad [mS/cm] 47.8
Salinidad [KPPM] 30.9

pH 8.1

Temperatura [°C] 24.8
Densidad relativa [SG] 1.02
Sélidos Suspendidos Totales [gr/L] 25.0
Sélidos Disueltos Totales [gr/L] 29.6
Sdlidos Totales [gr/L] 29.6

Tabla V.8 Resultados del andlisis de salinidad.

Concentracion Concentracion
Cationes [mg/L] Aniones [mg/L]
ca* 1708 cr 2859
Mg 211 COs> 0
Na* 9185 HCOs 1302
K* 717 SO.* 102.97

Tabla V.9 Resultados del analisis Stiff &Davis.
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Cationes [mg/L]
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Ca2+ Mg2+ Na+ K+

Figura V.6 Resultado Grafico de Cationes.

Aniones [mg/L]
18000
16000
14000
12000
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8000
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4000
2000

B S

CL- C032- HCO3- S042-

Figura V.7 Resultado Gréfico de Aniones.
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Na + K d

Ca | S04
Mg i | | | i i HCO3+(
417.7 313.3 208.9 104.4 0.0 104.4 208.9 313.3 417.7

meq/I
Figura V.8 Gréfico Stiff & Davis del agua de produccidn del campo PR.

V.3 Metodologia de experimentacion (presion capilar)

V.3.1 Modelo matematico de la presién capilar

En este modelo, la variable independiente es la presion capilar (p), la cual determina
la saturacion de fluidos en la roca, asi que la relacion entre la presion capilar y la
saturacion de una muestra de roca esta dada por la por la funcion S(p), la cual indica da
la saturacion ‘s’ (donde ‘s’ representa cualquier valor de saturacion de agua) de una
muestra al equilibrio cuando la presion capilar es (p). Si un nucleo cilindrico de longitud
(L), contiene un liquido de densidad (p) y se somete a una aceleracion (g), y si la presion
capilar en la cara mas cercana al eje de rotacion del nlcleo es cero, entonces la presion
a la distancia (h) por arriba de la cara méas cercana sera (p = pgh) y la saturacion esté
dada por le expresion S(pgh). La saturacion promedio (§) en el nucleo estara dada por
la expresion:

§= [ S(pGRAR, ..cooioooiiiiiii (5.3.1)



La aceleracion (Z) a la cual esta sometida la muestra de roca, puede ser expresada
por la Ecuacion 5.3.2.

Lo cual indica que la aceleracion (Z), es proporcional y representa la presion total
desarrollada a través del nucleo.

Introduciendo x = pgh como una presién capilar cualquiera y como nueva variable
de integracion en la Ecuacion 5.3.1 y haciendo uso de la Ecuacidn 5.3.2 tenemos:

Reemplazando el argumento de la funcion de saturacion pgh por x, y siendo que el
diferencial dh es:

La ecuacién 5.3.1 puede ser expresada como:

~ 1 LSx)dx
§=- I, g (5.3.4)

Incorporando el valor de (Z) de la ecuacién 5.3.2 y cambiando los limites de integracion
(integrando respecto a la aceleracion), obtenemos:

Entonces la curva de presién capilar s = S(p) para un nucleo, puede ser obtenida
centrifugando el nacleo a diferentes velocidades angulares correspondientes a diferentes
valores de Z, midiendo la saturacion promedio § para cada valor de Z, graficando la curva
z§ contra Z y midiendo la pendiente de la linea tangente de la curva; ver Figura V.9.
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b

Figura V.9 Representacion grafica de la saturacion en el nacleo dado un valor de z.

En la derivacion de la Ecuacion 5.3.5 y 5.3.6 se supuso que todo el nacleo se somete
a la misma aceleraciéon. Suponer esto, no es del todo correcto cuando se utiliza una
centrifuga para generar varios valores de aceleracion. Si la variacion del campo de
fuerzas generado por la centrifuga debido al cambio de longitud se toma en cuenta en
vez de la Ecuacion 5.3.5, la expresion queda:

25 =cos?20 [P 20 ] (5.3.7)
27 Jo \/m
Con:
z= %pwz(rzz =T e, (5.3.8)
cos O = % ........................................... (5.3.9)

rl = radio mas cercano al eje de rotacion
r2 = radio mas lejano del eje de rotacion
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w = Velocidad angular

La Ecuacion 5.3.7 no puede solucionarse simplemente al conocer la funcion § como
fue con la Ecuacion 5.3.5; pero la Ecuacion 5.3.5 es una buena aproximacion para valores
pequefios de :—1 La experiencia ha demostrado que incluso con valores tan pequefios

2

como 0.7, la primera aproximacion dada por la Ecuacién 5.3.5, suele ser suficiente. 22

La presion capilar debida a una aceleracion angular, esta dada por la Ecuacion 5.3.10.
Pc = (0.1578x107) * (Ap) * (R - g) S AN, e, (5.3.10)

En donde:
Pc = Presién capilar (psi)
Ap = Diferencial de densidades de los fluidos (g/cc)
h = longitud del ndcleo de roca (cm)

R = Radio de rotacién del rotor (cm) “del centro del eje de rotacién al extremo de la
muestra”

r = media del radio de rotacioén, (cm) ‘R — g

n = velocidad angular (RPM)

V.3.2 Metodologia para el disefio del tiempo del experimento
El tiempo necesario para que una muestra de roca dada sometida a una presion
capilar, llegue al estado estacionario, se calcula con la siguiente expresion:

7.7x108@(adm)L(cm)uq(cp)
k(mD)k,(,’dwz(RPM)R(cm)Ap(C‘?n—T3)

t(minutos) = EDeeeeeeennnnn, (5.3.11)

En donde:
Uq = viscosidad del fluido desplazante
k?, = permeabilidad relativa del fluido desplazante @ saturacién inicial

tp = tiempo adimensional
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w = velocidad angular

En donde t, se calcula con la Ecuacién 5.3.12; para alcanzar una produccion de
100% se requiere un incremento considerable del t;, respecto a una produccion del 95%
como se puede observar en le Figura V.10. Para calcular el tiempo adimensional que se
requiere para que una muestra llegue al estado estacionario a una presion capilar dada,
una produccion de 95% (N,, = 0.95), es buena aproximacion.

-1
n-1|-(Np-1)
/ L
= = (5.3.12)

Ly =

En donde:
n = Exponente de Corey

Los exponentes de Corey para diferentes mojabilidades se presentan en la Tabla V.10.

Mojabilidad Exponente
de Corey
Mojable al agua 2
Intermedia a mojable al agua 2.5
Intermedia a mojable al petréleo 3
Mojable al petrdleo 4

Tabla V.10 Exponentes de Corey deacuerdo a la mojabilidad del medio.

Con este tiempo adimensional se puede evaluar la produccion en porcentaje que se
obtendria de acuerdo a los valores que se tengan de porosidad, longitud de la muestra,
viscosidad del petroleo, permeabilidad y la velocidad angular a la cual se somete el
ndcleo, ya que la facilidad con la que se desplazan los fluidos por la roca depende de
todas estas variables.

El modelo y grafica de los valores de produccion se presentan en la Ecuacion 5.3.13
y Figura V.10, respectivamente.

-1
L o1
Ny=1-(1- ;)(ntD)("‘NP), ........................... (5.3.13)
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Figura V.10 Grafica de los valores de Np VS tiempo adimensional para diferentes valores de
exponentes de Corey.

V.3.3 Resultados experimentales de presion capilar

En cada experimento se utilizaron tres muestras de roca previamente caracterizadas.
Esta decision se tomd con base a que el rotor seleccionado del equipo de la centrifuga
cuenta con capacidad de analisis de tres muestras simultaneamente. También se utilizé
este rotor pensando en la validacion de resultados para el mismo experimento.
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V.3.3.1 Primera fase, etapa “la” (Alta tension interfacial y mojabilidad hacia el
agua)

Este experimento se disefio para evaluar el comportamiento de las curvas de presion
capilar, asi como los puntos extremos de saturacion de agua irreductible y saturacion de
petrolero residual en el drene e imbibicidn, todo esto a las condiciones de mojabilidad
hacia el agua.

Las tres muestras utilizadas para esta etapa fueron M512, M513 y M514. La
caracterizacion y las propiedades fisicas de cada muestra se pueden encontrar en la
seccién V.1 Caracterizacion de la roca (Caliza Indiana), Tabla V.3.

El disefio de las presiones a las cuales se sometio la roca fueron realizados con el
software proporcionado por el proveedor de la centrifuga (CORETEST SYSTEM IN), esto
en funcién de las capacidades técnicas del equipo (16,000 RPM para drene y 15,000
RPM para imbibicién), Las revoluciones a las cuales fueron sometidas se seleccionaron
con el fin de tener siete puntos que permitieran obtener buena resolucion en la curva de
presion capilar. Las presiones capilares a las cuales se sometieron las muestras fueron
las siguientes de acuerdo a cada RPM.

RPM  Pc (psi)

0 0.0
1000 1.0
1400 1.9
2100 4.4
3100 9.5
4600 20.9
6800 45.7

10000 98.9

Tabla V.11 Presiones capilares y RPM a las cuales se sometieron las muestras M512, M513 y
M514.
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V.3.3.1.1 Drene
Los volumenes desplazados de agua a cada presion capilar para las diferentes
muestras son los que se reportan en las tablas siguientes:

M512

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
1000 0.99 0.00 1.00
1400 1.94 0.11 0.99
2100 4.36 0.18 0.98
3100 9.51 151 0.84
4600 20.93 4.44 0.53
6800 45.74 5.40 0.43
10000 98.92 6.01 0.37
Swir 0.37

So 0.63

Tabla V.12 Resultados del experimento de drene para la muestra M512 (Primera fase, etapa “l1a”).

M513

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
1000 0.99 0.72 0.92
1400 1.94 0.82 0.91
2100 4.36 0.84 0.91
3100 9.51 2.37 0.75
4600 20.93 3.58 0.62
6800 45.74 5.24 0.45
10000 98.92 6.27 0.34
Swir 0.34

So 0.66

Tabla V.13 Resultados del experimento de drene para la muestra M513 (Primera fase, etapa “1a”).
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. M514

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
1000 0.99 0.92 0.91
1400 1.94 1.22 0.88
2100 4.36 1.58 0.84
3100 9.51 2.53 0.75
4600 20.93 2.68 0.73
6800 45.74 4.55 0.54
10000 98.92 5.97 0.40
Swir 0.40

So 0.60

Tabla V.14 Resultados del experimento de drene para la muestra M514 (Primera fase, etapa “1a”).

V.3.3.1.2 Imbibicién

M512

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Imbibicion (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 3.129 0.696
1000 -0.81 3.129 0.696
1400 -1.59 3.377 0.723
2100 -3.57 3.559 0.742
3100 -7.78 3.890 0.777
4600 -17.13 4,271 0.817
6800 -37.43 4.453 0.836
10000 -80.96 4.652 0.857
Sw 0.86
Sor 0.14

Tabla V.15 Resultados del experimento de imbibicion parala muestra M512

(Primera fase, etapa “1a”).
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M513

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Imbibicion (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 2.367 0.563
1000 -0.81 2.367 0.563
1400 -1.59 2.434 0.569
2100 -3.57 2.483 0.573
3100 -7.78 2.698 0.594
4600 -17.13 2.881 0.611
6800 -37.43 3.212 0.642
10000 -80.96 3.609 0.680
Sw 0.68
Sor 0.32

Tabla V.16 Resultados del experimento de imbibicién parala muestra M513

(Primera fase, etapa “1a”).

M514

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Imbibicion (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.656 0.566
1000 -0.81 1.656 0.566
1400 -1.59 1.804 0.581
2100 -3.57 1.854 0.586
3100 -7.78 1.920 0.593
4600 -17.13 2.087 0.609
6800 -37.43 2.186 0.619
10000 -80.96 2.500 0.651
Sw 0.65
Sor 0.35

Tabla V.17 Resultados del experimento de imbibicion parala muestra M514

(Primera fase, etapa “1a”).
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V.3.3.2 Primera fase, etapa “1b” (Alta tension interfacial y mojabilidad hacia el
petroleo)

Este experimento se disefio para evaluar el comportamiento de las curvas de presion
capilar a las condiciones de mojabilidad hacia el petréleo.

La mojabilidad de la roca es hacia el petréleo, ya que los acidos carboxilicos que se
encuentran en la mezcla de hidrocarburos del petréleo se adsorben en la superficie de la
roca.

Con este experimento se lograron obtener resultados de presiones capilares para la
combinacion de variables con alta tension interfacial y mojabilidad al petréleo. Las tres
muestras utilizadas para esta etapa fueron M512, M513 y M514. La caracterizacion y las
propiedades fisicas de cada muestra se pueden encontrar en la Tabla V.3.

V.3.3.2.1 Drene

M512

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petroleo)

Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0 0 0.857
1000 0.99 0.20 0.836
1400 1.94 0.38 0.817
2100 4.36 0.81 0.771
3100 9.51 0.92 0.760
4600 20.93 1.45 0.704
6800 45.74 2.67 0.575
10000 98.92 3.77 0.460
Swir 0.46
So 0.54

Tabla V.18 Resultados del experimento de drene parala muestra M512 (Primera fase, etapa “1b”).
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M513

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petrdleo)

Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0 0 0.680
1000 0.99 0.95 0.590
1400 1.94 0.97 0.588
2100 4.36 1.13 0.573
3100 9.51 2.51 0.443
4600 20.93 3.13 0.385
6800 45.74 4.39 0.265
10000 98.92 4.62 0.244
Swir 0.24
So 0.76

Tabla V.19 Resultados del experimento de drene parala muestra M513 (Primera fase, etapa “1b”).

M514

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petréleo)

Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0 0 0.651
1000 0.99 0.70 0.581
1400 1.94 0.91 0.560
2100 4.36 2.07 0.442
3100 9.51 2.36 0.414
4600 20.93 3.13 0.336
6800 45.74 3.61 0.287
10000 98.92 3.84 0.264
Swir 0.26
So 0.74

Tabla V.20 Resultados del experimento de drene para la muestra M514 (Primera fase, etapa “1b”).
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V.3.3.2.2 Imbibicién

M512

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petroleo)

Imbibicion (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.838 0.653
1000 -0.81 2.152 0.687
1400 -1.59 2.583 0.732
2100 -3.57 2.798 0.755
3100 -7.78 3.079 0.784
4600 -17.13 3.212 0.798
6800 -37.43 3.245 0.802
10000 -80.96 3.609 0.840
Sw 0.84
Sor 0.16

Tabla V.21 Resultados del experimento de imbibicion parala muestra M512

(Primera fase, etapa “1b”).

M513

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petréleo)

Imbibicion (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.159 0.353
1000 -0.81 1.407 0.376
1400 -1.59 1.440 0.380
2100 -3.57 1.755 0.409
3100 -7.78 2.020 0.434
4600 -17.13 2.170 0.448
6800 -37.43 2.340 0.464
10000 -80.96 2.781 0.506
Sw 0.51
Sor 0.49

Tabla V.22 Resultados del experimento de imbibicién parala muestra M513

(Primera fase, etapa “1b”).
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M514

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petréleo)

Imbibicion (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.093 0.374
1000 -0.81 1.275 0.528
1400 -1.59 1.457 0.546
2100 -3.57 1.738 0.574
3100 -7.78 1.970 0.598
4600 -17.13 2.020 0.603
6800 -37.43 2.251 0.626
10000 -80.96 2.532 0.654
Sw 0.65
Sor 0.35

Tabla V.23 Resultados del experimento de imbibicién parala muestra M514

(Primera fase, etapa “1b”).

V.3.3.3 Primera fase, etapa “c” (Alta tension interfacial y mojabilidad restaurada
hacia el agua)

La razén de este experimento, es validar y comparar el efecto de restaurar la
mojabilidad hacia el agua por medio de una solucién de sulfato de sodio. Sus objetivos
principales son:

e Evaluar hasta qué punto este quimico ayuda a restaurar la mojabilidad hacia el
agua de las rocas previamente afiejas.

e Validar los resultados previamente obtenidos en la primera fase etapa “a”, ya que,
si la solucion de sulfato de Sodio funciona al restaurar la mojabilidad, los
resultados deberian ser similares (alta tension interfacial y mojabilidad hacia el
agua).

Para ello se realizaron experimentos de drene e imbibicion y se evalu6 tanto la
saturacion de petréleo residual y la salutacion de agua irreductible.
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V.3.3.3.1 Drene
M512

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Drene (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.00 1.49 0.68
1000 0.99 2.23 0.61
1400 1.94 2.30 0.60
2100 4.36 2.73 0.55
3100 9.51 3.02 0.52
4600 20.93 3.53 0.47
6800 45.74 3.73 0.45
10000 98.92 3.96 0.42
Swir 0.42
So 0.58

Tabla V.24 Resultados del experimento de drene para la muestra M512 (Primera fase, etapa “1c”).

M513

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.00 0.03 0.50
1000 0.99 0.36 0.47
1400 1.94 0.61 0.45
2100 4.36 1.13 0.40
3100 9.51 141 0.37
4600 20.93 1.72 0.34
6800 45.74 1.86 0.33
10000 98.92 1.97 0.32
Swir 0.32
So 0.68

Tabla V.25 Resultados del experimento de drene para la muestra M513 (Primera fase, etapa “1c”).
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. M514

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.00 0.00 0.65
1000 0.99 0.43 0.61
1400 1.94 0.97 0.56
2100 4.36 0.99 0.55
3100 9.51 1.65 0.49
4600 20.93 1.94 0.46
6800 45.74 2.14 0.44
10000 98.92 2.40 0.41
Swir 0.41
So 0.59

Tabla V.26 Resultados del experimento de drene para la muestra M514 (Primera fase, etapa “1c”).

V.3.3.3.2 Imbibiciéon

M512

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Imbibicién (Alta tensién interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.106 0.539
1000 -0.81 1.702 0.602
1400 -1.59 2.546 0.691
2100 -3.57 2.745 0.712
3100 -7.78 3.192 0.759
4600 -17.13 3.357 0.776
6800 -37.43 3.639 0.806
10000 -80.96 4.119 0.856
Sw 0.86
Sor 0.14

Tabla V.27 Resultados del experimento de imbibicién para la muestra M512

(Primera fase, etapa “1c¢”).
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M513

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Imbibicién (Alta tensién interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.859 0.496
1000 -0.81 2.107 0.519
1400 -1.59 2.140 0.522
2100 -3.57 2.455 0.552
3100 -7.78 2.620 0.568
4600 -17.13 2.670 0.572
6800 -37.43 2.902 0.594
10000 -80.96 3.481 0.649
Sw 0.65
Sor 0.35

Tabla V.28 Resultados del experimento de imbibicion parala muestra M513

(Primera fase, etapa “1c”).

M514

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Imbibicion (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 1.593 0.573
1000 -0.81 1.775 0.591
1400 -1.59 1.957 0.610
2100 -3.57 2.238 0.638
3100 -7.78 2.470 0.661
4600 -17.13 2.520 0.666
6800 -37.43 2.751 0.689
10000 -80.96 3.232 0.738
Sw 0.74
Sor 0.26

Tabla V.29 Resultados del experimento de Imbibicion parala muestra M514

(Primera fase, etapa “1c¢”).
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V.3.3.4 Segunda fase, etapa “2a” (Baja tension interfacial y mojabilidad hacia el
agua)

Este experimento se disefio para evaluar el efecto de la baja tension interfacial en los
procesos de imbibicion espontanea y en la disminucion de la saturacion de petréleo
residual al hacer un proceso de imbibicion forzada, esto con mojabilidad hacia el agua
con las muestras de roca caliza Indiana (M517 y M518). Las caracteristicas particulares
cada muestra de roca se presentan en la Tabla V.3. La tension fue disminuida a valores
ultrabajos y por ello fue en extremo dificil medirla, las mediciones registraron valores de
0.0002 mN/metro.

Con este experimento se identifico el efecto que tiene la disminucion de la tension
interfacial y por ello la disminucion de las fuerzas capilares. En este sistema, las fuerzas
que predominan son las fuerzas de flotacion, debido a la diferencia de densidades. La
expulsion de petréleo de la muestra de roca es en su mayor parte debido a la flotabilidad,
ya que la tensién interfacial y las fuerzas capilares han sido neutralizadas.

Es importante hacer notar que el experimento de Drene se realiz6 sin el tensoactivo;
por consiguiente, existieron fuerzas capilares en esta curva; en el experimento de
Imbibicion espontanea y forzada fue donde se utilizé el tensoactivo.

V.3.3.4.1 Drene
M517

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.0 0.00 1.00
1000 1.0 0.00 1.00
1400 1.9 0.00 1.00
2100 4.4 0.06 0.99
3100 9.5 0.06 0.99
4600 20.9 0.93 0.89
6800 45.7 3.43 0.58
10000 98.9 3.82 0.53
14500 208.0 3.73 0.54
Swir 0.54
So 0.46

Tabla V.30 Resultados del experimento de drene para la muestra M517 (Segunda fase, etapa
“2a”).

73



M518

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.0 0.00 1.00
1000 1.0 0.00 1.00
1400 1.9 0.01 1.00
2100 4.4 0.06 0.99
3100 9.5 0.21 0.98
4600 20.9 1.44 0.86
6800 45.7 4.89 0.52
10000 98.9 5.39 0.47
14500 208.0 5.39 0.47
Swir 0.47
So 0.53

Tabla V.31 Resultados del experimento de drene para la muestra M518 (Segunda fase, etapa
“Za”).

V.3.3.4.2 Imbibicion

M517

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)
Imbibicién (Baja tension interfacial)

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.0 0.96 0.649
1000 -0.8 1.01 0.655
1400 -1.6 1.48 0.712
2100 -3.6 1.81 0.753
3100 -7.8 2.37 0.822
4600 -17.1 2.88 0.885
6800 -37.4 3.10 0.911
10000 -81.0 3.58 0.970
14500 -170.2 3.81 0.999
Sw 0.999
Sor 0.001

Tabla V.32 Resultados del experimento de imbibicién parala muestra M517

(Segunda fase, etapa “2a”).
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M518

Mojabilidad hacia el agua (Mojabilidad natural del medio)

Imbibicion (Baja tensidn interfacial)

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0.00 0.0 2.08 0.672
1000 -0.8 2.52 0.716
1400 -1.6 3.00 0.764
2100 -3.6 3.48 0.811
3100 -7.8 3.81 0.844
4600 -17.1 4.53 0.914
6800 -37.4 4.58 0.919
10000 -81.0 5.07 0.969
14500 -170.2 5.37 0.998
Sw 0.998
Sor 0.002

Tabla V.33 Resultados del experimento de imbibicion parala muestra M518

(Segunda fase, etapa “2a”).

V.3.3.5 Segunda fase, etapa “2b” (Baja tension interfacial y mojabilidad hacia el
petroleo)

En este experimento, se identifica el efecto de baja tension interfacial y mojabilidad
hacia el petréleo en las curvas de presion capilar y los puntos extremos (end point, “Sor
y Swirr”). Para ello, se utilizé un tensoactivo para disminuir la tension interfacial a valores
ultrabajos, y se dej6 afiejando la roca en petréleo por 30 dias para cambiar la mojabilidad.

Las muestras utilizadas en este experimento fueron rocas calizas Indiana de la formacion
Bedford en Estados Unidos (M502 y M503), las caracteristicas generales de cada
muestra pueden encontrarse en la Tabla V.3.

En este experimento las fuerzas capilares estan neutralizadas debido a la casi nula
tension interfacial, pero la mojabilidad sigue teniendo un efecto en la saturacion de fluido
mojante, ya que la superficie de la roca continta atrayendo al fluido mojante con mayor
fuerza que al fluido no mojante; el tensoactivo sélo interacttia con los dos fluidos actuando
como una suerte de intermediario para hacerlos mas afines, pero no afecta la interaccion
de la superficie solida con el fluido mojante.
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Es importante hacer notar que el experimento de primer drene y segundo drene se
realizo sin el tensoactivo, el tensoactivo sélo se usé después de ser afiejada las muestras
de roca en petroleo, en los experimentos de imbibicién espontanea y forzada.

V.3.3.5.1 Drene

mM502

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petréleo)

Drene (Alta tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.0 2.23 0.399
1000 1.0 2.55 0.370
1380 2.0 3.48 0.284
2060 4.4 4.62 0.178
3050 9.6 5.23 0.121
4530 21.1 5.66 0.081
6730 46.5 5.91 0.058
10090 104.6 6.11 0.040
15000 231.1 6.32 0.020
Swir 0.02
So 0.98

Tabla V.34 Resultados del experimento de drene para la muestra M502

(Segunda fase, etapa “2b”).

M503

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petréleo)

Drene (Alta tensién interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.0 1.92 0.38
1000 1.0 1.95 0.37
1380 2.0 2.85 0.30
2060 4.4 4.11 0.19
3050 9.6 4.84 0.12
4530 21.1 5.27 0.08
6730 46.5 5.61 0.05
10090 104.6 5.69 0.05
15000 231.1 5.84 0.04
Swir 0.04
So 0.96

Tabla V.35 Resultados del experimento de drene parala muestra M503

(Segunda fase, etapa “2b”).
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V.3.3.5.2 Imbibicién

M502

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afiejada en petréleo)

Imbibicién (Baja tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 2.15 0.22

1000 -0.81 2.87 0.29
1580 -1.59 3.65 0.36
2680 -3.57 4.21 0.41
4530 -7.78 4.92 0.48
7740 -17.13 5.58 0.54
13145 -37.43 6.17 0.59
15000 -80.96 6.435 0.616

Sw 0.62

Sor 0.38

Tabla V.36 Resultados del experimento de imbibicion parala muestra M502

(Segunda fase, etapa “2b”).

M503

Mojabilidad hacia el Aceite (Roca Afejada en petréleo)

Imbibicion (Baja tension interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 - -
1000 -0.81 2.08 0.22
1580 -1.59 2.84 0.28
2680 -3.57 3.65 0.35
4530 -7.78 4.19 0.40
7740 -17.13 4.83 0.46
13145 -37.43 5.38 0.51
15000 -80.96 5.58 0.52
Sw 0.52
Sor 0.48

Tabla V.37 Resultados del experimento de imbibiciéon para la muestra M503

(Segunda fase, etapa “2b”).
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V.3.3.6 Segunda fase, etapa “2c¢” (Baja tension interfacial y mojabilidad
restaurada hacia el agua)

Este experimento se disefid para evaluar el efecto de un cambio de mojabilidad (de
mojable al petréleo a mojable al agua) cuando la tension interfacial esta en valores ultra
bajos. Este es el caso que podria presentarse en el yacimiento, dado que la roca caliza
es mojable al petréleo inicialmente. Para ello, una vez afiejada la muestra, se usé una
solucion de sulfato de sodio para desorber los tensoactivos naturales del petréleo
previamente adsorbidos por la superficie de la roca, y con esto evaluar el efecto en las
curvas de presion capilar y los puntos extremos (Sor y Swirr).

Solo se reportan los resultados de una muestra en esta prueba (M512) ya que las
mediciones para las muestras (M513 y M514) resultaron con errores y no fue posible
determinar con certeza los valores de saturacion promedio de la roca a diferentes
presiones capilares.

V.3.3.6.1 Drene

M512

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Drene (Alta tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw

0 0.0 0.43 0.795
1000 1.0 1.17 0.717
1400 1.9 1.43 0.689
2100 4.4 1.88 0.642
3100 9.5 2.57 0.570
4600 20.9 3.27 0.495
6800 45.7 4.00 0.419
10000 98.9 4.48 0.368
Swir 0.37

So 0.63

Tabla V.38 Resultados del experimento de drene parala muestra M512

(Segunda fase, etapa “2c”).
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V.3.3.6.2 Imbibiciéon

M512

Mojabilidad hacia el agua (restaurada con Na,SO,)

Imbibiciéon (Baja tensidn interfacial )

RPM Pc (psi)  Vol. desplazado (ml) Sw
0 0.00 2.27 0.65
1000 -0.81 2.99 0.72
1400 -1.59 3.33 0.76
2100 -3.57 3.62 0.79
3100 -7.78 3.78 0.81
4600 -17.13 4.03 0.83
6800 -37.43 4,28 0.86
10000 -80.96 4.476 0.879
Sw 0.88
Sor 0.12

Tabla V.39 Resultados del experimento de Imbibicién parala muestra M12

(Segunda fase, etapa “2c”).

VI. DISCUSION DE RESULTADOS

VI.1 Primera fase, etapa “la” (alta tensién interfacial y mojabilidad hacia el agua)

Con los resultados de las mediciones de presion capilar para el drene e imbibicion de
las muestras M512, M513 y M514 (Tabla V.12, V.13 y V.14 para el drene y las Tablas
V.14, V.15 y V.16 para la imbibicion, respectivamente), se graficaron los resultados para
mostrar las curvas de presién capilar, las cuales se presentan en las Figuras VI.1, VI.2 y
VI.3.

Estos resultados muestran claramente una mojabilidad hacia el agua, ya que los
valores de la saturacion de agua irreductible (Swir) son altos (del 37 al 40%
respectivamente), congruentes con los reportados en la literatura respecto a una
mojabilidad hacia el agua para rocas carbonatadas.
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Es importante resaltar que las pendientes de las curvas de drene para la muestra M513
y M514 en el punto maximo de presion capilar (98.92psi) no son completamente
verticales, situacién que se presenta debido a que se necesita mayor presion capilar para
llevar la muestras a condiciones de Swirr, condicion que no fue posible alcanzar debido a
las limitaciones del sistema, no fue posible aumentar mas la Pc, ya que en experimentos
realizados con la misma roca, ésta se fracturaba a revoluciones mayores a 10,000 RPM,
decidiéndose no someter las muestras a revoluciones mayores de 10,000RPM, para
evitar que se fracturaran. Aun con esta situacion, se considero la saturacion de agua a
10,000RPM como Swir, ya que realizando una regresion de los puntos de saturacion, era
posible obtener una disminucion de saturacion de agua del orden de 4.7 % para la
muestra M513 y 7.2% para la muestra M514; valores no muy grandes.

150

Permeabilidad (mD) 182 Indiana LimeStone M512 Sor=0.14
Porosidad (%) 18

100

50

Pc (psi)

-50

-100

0.0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1.0
Sw

Figura VI.1 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M512 para alta tensidn interfacial
y mojabilidad hacia el agua.
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Figura VI.2 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M513 para alta tension interfacial
y mojabilidad hacia el agua.
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Figura VI.3 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M514 para alta tensidn interfacial
y mojabilidad hacia el agua.
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Los resultados que mas destacan en esta parte experimental, es el del volumen de
petréleo expulsado por imbibicién espontanea, siendo este el doble que los volimenes
expulsados por imbibicion forzada en la misma etapa experimental, congruentes con el
modelo de presion capilar, ya que la mojabilidad es directamente proporcional a las
fuerzas de presién capilar. Mientras mas fuertemente sea mojable al agua, menor sera el
angulo de contacto agua roca y las fuerzas capilares seran mayores, haciendo que el
agua penetre en los poros de la roca y desplace al petréleo.

Con base en estos resultados, se puede concluir que la combinacion de valores que
mayor volumen de petrdleo por imbibicion espontanea producen, son una mojabilidad
fuertemente hacia el agua y tension interfacial alta.

Otro resultado que se observa, es que la permeabilidad de la roca desempefia un papel
muy importante en los volumenes de petrdleo residual, ya que como puede observarse
en la Figura VI.1, la Sor es menor (14% de Sor para la muestra M512) en comparacion
con las muestras M513 y M514 (32% y 35% de Sor respectivamente), Figuras VI.2'y VI.3.
Estos valores son producto de que la permeabilidad de la muestra M512, es més del
doble de las demas muestras, aunque presentan la misma mojabilidad y la misma TIF.
Esta situacion puede entenderse, debido a que a mayor permeabilidad, mayor abertura
de los canales de flujo, y como el radio promedio de los poros es mas grande, la
continuidad del petréleo no se rompe tan facilmente, dejando menos ganglios de petréleo
atrapados en los espacios porosos, tal como se ilustra en el esquema de la Figura VI.4
y Figura VI.5.

Figura VI.4 Esquema de la distribucién de fluidos en un medio poroso con alta permeabilidad en
un desplazamiento no miscible.

82



Figura VI.5 Esquema de distribucién de fluidos en un medio poroso de baja permeabilidad en un
desplazamiento no miscible.

VI.2 Primera fase, etapa “1b” (alta tension interfacial y mojabilidad hacia el
petréleo)

Los resultados de las mediciones de presion capilar para el drene e imbibicién de las
muestras M512, M513 y M514 (Tablas V.18, V.19 y V20 para el drene y las Tablas V.20,
V.21, y V.22 para la imbibicion respectivamente) después del afiejamiento, se graficaron
para mostrar las curvas de presion capilar, las cuales se muestran en las Figuras VI.6,

VI.7 y V1.8, respectivamente.
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Figura V1.6 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M512 para alta tension interfacial
y mojabilidad hacia el petréleo.
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Figura VI.7 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M513 para alta tensién interfacial
y mojabilidad hacia el petréleo.
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Figura VI.8 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M514 para alta tension interfacial
y mojabilidad hacia el petréleo.
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Un dato importante a considerar en esta etapa experimental para un medio mojado por
petrdleo, es el hecho de que se disminuye la saturacion de agua irreductible
considerablemente, debido a que la distribucion de los fluidos en el espacio poroso ha
cambiado (el agua ahora se encuentra atrapada en pequefos ganglios en los espacios
porosos mas grandes, donde ya no puede fluir por que se ha perdido la continuidad de la
fase, y la tension interfacial provoca que se mantengan en forma esférica las gotas de
agua, imposibilitando que pasen por gargantas de poro con radios menores que los
ganglios), Figura VI1.9.

Figura VL9 Distribucion de los fluidos en un medio mojable por petréleo a condiciones de agua
irreductible.

Otro fendbmeno importante que se presenta en un medio mojado por petréleo, es que
la saturacion de petréleo residual aumenta, como puede identificarse en las Figuras VI.6,
VI.7 y VI.8; este fendmeno se explica mediante el hecho de que el petréleo recubre la
superficie de la roca, y por mas que se inyecte agua, la velocidad en el medio poroso no
es suficiente para desprender la pelicula de petréleo adherida a la superficie por las
fuerzas de mojabilidad. Esto provoca que el agua soélo fluya por los canales mas grandes,
incentivando la digitacion del agua y dejando zonas de petréleo sin drenar. Figura VI.10.

Figura VI.10 Distribucion de los fluidos en un medio mojable por petréleo a condiciones de
petréleo residual.
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Esta combinacién de factores (alta tension interfacial y mojabilidad hacia el petréleo),
es uno de los casos peores que pudieran presentarse en un yacimiento, ya que las
fuerzas capilares no ayudan a que el petrdleo sea imbibido (baja recuperacion por
imbibicién espontanea). Como se puede observar en las Figuras VI.6, VI.7 y VL8, el
volumen de petréleo recuperado por imbibiciébn espontanea fue del 13% del volumen
poroso total (promedio de las tres muestras), y la saturacion de petroleo residual después
de un desplazamiento forzado fue de 33% (promedio de las tres muestras).
Desafortunadamente, esta situaciéon es la que se presenta en la mayoria de los
yacimientos carbonatados en México, y esto es evidente en los factores de recuperacion
bajos. Lo anterior produce un area de oportunidad para los procesos de recuperacion
mejo con productos quimicos, que alteren la mojabilidad o la tension interfacial, aunque
sean caros de implementar, puede justificarse su utilizacion por el hecho de que
inicialmente habia mayor porcentaje de saturacion de petréleo y aun existen bancos de
petréleo extraidos.

VI.3 Primera fase, etapa “1c” (Alta tension interfacial y mojabilidad restaurada
hacia el agua)

Con los resultados de las mediciones de presién capilar para el drene e imbibicion de
las muestras M512, M513 y M514 (Tablas V.24, V.25 y V.26 para el drene y las Tablas
V.27, V.28 y V.29 para la imbibicién respectivamente), se graficaron los resultados para
obtener las curvas de presion capilar, las cuales se presentan en las Figuras VI.11, VI.12
y VI.13.

Este experimento se disefid para corroborar los resultados de la primera fase (etapa
a), asi como para evaluar si la solucion de Sulfato de Sodio puede restaurar la
mojabilidad. Los resultados muestran un cambio en el comportamiento de las presiones
capilares y con base en lo anterior se concluye que si, se restaura la mojabilidad hacia el
agua; aunque con algunas observaciones:

e La mojabilidad restaurada hacia el agua no es tan fuerte como la mojabilidad que
presenta la roca lavada (debido a que aumenta la Swirr y disminuye la Sor, pero no
a los valores de la fase uno “etapa a”).
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-100 l

e EI volumen de petréleo expulsado por imbibicion espontanea aumenta

aproximadamente 6% del volumen poroso total (esto indica que la roca expulsa el
petréleo que se encontraba en la superficie y es reemplazado por agua).

e La saturacion de petroleo residual disminuye 2%, 14% y 9% respectivamente para

las diferentes muestras, respecto a antes de usar la solucion de Na2SOa.
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Figura VI.11 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M512 para alta tension
interfacial y mojabilidad restaurada hacia el agua (Na;SOu).
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Figura VI.12 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M513 para alta tensién
interfacial y mojabilidad restaurada hacia el agua (Na;SOu).
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Figura VI.13 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M514 para alta tension
interfacial y mojabilidad restaurada hacia el agua (Na;SOu).
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Como conclusion de esta fase experimental, se comprueba que la solucién de Sulfato
de Sodio cambia la mojabilidad hacia el agua y que puede ser una alternativa viable para
aplicar a algunos yacimientos carbonatados, ya que es un producto quimico barato. A
primera vista, esta tecnologia puede ser viable, pero se recomiendan mas estudios para
identificar la adsorcion en nucleos de yacimientos mexicanos, y si tiene algun efecto en
las propiedades petrofisicas (porosidad y permeabilidad) de la roca.

VI.4 Segunda fase, etapa “2a” (baja tension interfacial y mojabilidad hacia el
agua)

Con los resultados de las mediciones de presién capilar para el drene e imbibicion de
las muestras M517 y M518 (Tablas V.30, V.31, V32 y V.33), se graficaron los resultados
para obtener las curvas de presion capilar, las cuales se presentan en las Figura VI.14 'y
Figura VI.15. Con estos resultados graficos se puede hacer un mejor analisis de la
informacion.

Los resultados muestras en ambos dos casos (M517 y M518) una saturacion de agua
irreductible muy alta de 53% y 47% respectivamente (Figuras VI1.12 y VI.13). Estos
valores son congruentes con una mojabilidad hacia el agua muy fuerte.

Sibien estas son rocas carbonatadas y generalmente presentan una mojabilidad hacia
el petrdleo, la mojabilidad hacia el agua se ha cambiado, debido a que las muestras de
roca fueron previamente lavadas con Tolueno y Aminas. Este proceso de lavado remueve
toda la materia organica (acidos carboxilicos previamente adsorbidos) y restaura la
mojabilidad hacia el agua.

En este experimento, se observa que el volumen de petréleo expulsado por imbibicion
espontanea (11.8% para M517 y 20.5% para M518), es menor en comparacion con los
volimenes expulsados cuando la tensién interfacial es alta (22.3% para M513 y 32.9%
para M512). Con base en lo anterior, se puede concluir que las fuerzas capilares han
disminuido pero no neutralizadas completamente, aunque se haya disminuido la tension
interfacial a valores ultrabajos.

Contrario a lo que pudiera pensarse a primera impresion, las fuerzas capilares no
desaparecen si la tension interfacial se reduce a valores cercanos a cero, aunque la
presion capilar sea directamente proporcional a la tension interfacial. Estos resultados
validan la teoria de Keijze?*, que establece que una “tension interfacial efectiva” se genera
debido a las fuerzas que atraen con mayor intensidad al fluido mojante que al no mojante
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en las vecindades de la superfice de la roca (véase la Figura VI.16), aunque no exista
tension interfacial entre los fluidos debido al tensoactivo. Con esta teoria, se podria
explicar que existe imbibicion espontanea aunque la tension interfacial se encuentre en
valores ultrabajos, como la que se producio en la mezcla de agua y petroleo de esta

prueba.

Otro fenbmeno que ayuda a la expulsion de petroleo de la roca cuando se disminuye
la tension interfacial, es la flotabilidad del petréleo debido a la diferencia de densidades.
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Figura VI.14 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M517 para baja tension

interfacial y mojabilidad hacia el agua.
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Figura VI.15 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M518 para baja tension
interfacial y mojabilidad hacia el agua.

En la Figura VI.16, se presenta un esquema del fendbmeno que se sospecha sucede
cuando la tension interfacial es nula o se presenta en valores ultrabajos. En ese ste
esquema, se muestra una superficie de roca que mantiene una pelicula del fluido
mojante, ya que si bien no existe o es casi nula la tension interfacial, el fenébmeno de
mojabilidad no deja de existir, ya que la mojabilidad es el fendbmeno que se presenta
cuando la superficie sélida de la roca atrae con mayor fuerza a un fluido que a otro. Esta
hipo6tesis se contrapone con el modelo conceptual utilizado actualmente, ya que si la
tensién es muy cercana a cero, las fuerzas capilares también estarian muy cercanas a
cero, y la mojabilidad que esta implicita en el angulo de contacto tendria que ser cero,
debido a que son directamente proporcionales.

Este fendmeno tiene un impacto en la saturaciones residuales de petréleo, mismo que
se comprueba en este experimento; ya que la saturacion de petréleo no se llevo hasta
ser igual a cero como indican los experimentos de imbibicion forzada de la muestras
M517 y M518 (0.1% y 0.2% respectivamente).

Otra de las conclusiones obtenidas, es que los volimenes de petréleo que pueden
extraerse con la imbibicion forzada cuando la tension interfacial es muy baja, son mayores
gue los volumenes extraidos por imbibicion espontanea.
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Figura VI.16 Esquema de la capa limite de influencia de las fuerzas de mojabilidad cuando un
tensoactivo disminuye la tensién interfacial a valores ultrabajos.

VI.5 Segunda fase, etapa “2b” (tension interfacial baja y mojabilidad hacia el
petroleo)

Los resultados de las mediciones de presion capilar para el drene e imbibicion de las
muestras M502 y M503 (Tablas V.34, V35, V.36 y V.37) se graficaron para obtener las
curvas de presion capilar, las cuales se presentan en las Figuras VI.17 y VI.18.

De los resultados obtenidos en esta fase experimental, se puede observar que la
muestra de roca con menor permeabilidad (M503) expulsé una cantidad de petroleo
mayor por imbibicién espontanea que la roca de mayor permeabilidad. Una explicacion a
esta situacion, puede ser la distribucion del tamafio de poros. Generalmente mientras
mas permeabilidad se presente en un medio poroso, mayores valores de porosidad se
reportan, debido a que hay mas volumen de flujo. Entonces, puede pensarse que la
muestra de roca (M503 menor porosidad y permeabilidad que la roca M502) tiene una
distribucion de garganta de poros menores, y como el tamafio de poro es directamente
proporcional a las fuerzas capilares, los volumenes de petrdleo expulsados son mayores.

Se observada que el petréleo moévil es considerablemente mayor que en todas las
demas fases experimentales (63.5% del volumen poroso total en promedio de las dos
muestras). Lo anterior se puede explicar, porque al ser mojable por petréleo la saturacion
de agua irreductible disminuye, y al ser muy baja la tension interfacial, la saturacion de
petréleo residual también disminuye (Figuras VI.17 y VI.18).
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Figura VI.17 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M502 para tension interfacial
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Figura VI.18 Curvas de presién capilar (histéresis) de la muestra M503 para tension interfacial

baja y mojabilidad hacia el petréleo.
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VI.6 Segunda fase, etapa “2¢” (tension interfacial baja y mojabilidad restaurada
hacia el agua)

Los resultados de las mediciones de presion capilar para el drene e imbibicién de las
muestras M512 (Tablas V.38 y V.39), se presentan en las Figura VI.19. Los resultados
de esta fase experimental son evidencias de que se puede restaurar la mojabilidad (de
mojable hacia el petréleo a mojable por agua) con una solucion de Sulfato de Sodio. Estos
resultados son muy significativos, ya que esta tecnologia puede aplicarse en proyectos
de recuperacion secundaria en México y en el mundo, en los que se inyecta agua. Este
compuesto quimico es barato, y no tendria gran impacto en los costos de inyeccion, pero
si en los volumenes de petréleo que pueden recuperarse.

Los resultados experimentales para esta técnica de recuperacion son muy
prometedores y pueden tener un gran impacto aumentando el factor de recuperacion de
los yacimientos maduros en México; ya que la mayoria son yacimientos carbonatados,
tal como puede observarse en la Figura VI.17, donde se tiene un volumen de petréleo
expulsado del 28% por imbibicion espontanea, indicando que la mojabilidad ha cambiado.
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Figura VI.19 Curvas de presion capilar (histéresis) de la muestra M512 para tensién interfacial
baja y mojabilidad hacia el petréleo.
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VIl CONCLUSIONES
VI.1 CONCLUSIONES PARTICULARES

El sistema evaluado es un yacimiento “tipo A” de acuerdo a la clasificacion de
Aguilera?. En ese sentido, se concluye lo siguiente:

e El proceso més eficiente es la combinacién de cambio de mojabilidad y reduccion
de tension interfacial a valores ultrabajos, tal como lo demuestra la etapa 2a
(mojabilidad al agua y ultra baja TIF) y la etapa 2c (restauracion de mojabilidad al
agua y TIF ultra baja) como se muestra en la Figura VII.1.
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Figura VII.1 Porcentaje de petréleo residual en cada fase experimental.

e El Sulfato de Sodio como modificador de mojabilidad funciona hasta cierto punto,
ya que aunque restaura la mojabilidad al agua. Esta mojabilidad no es tan fuerte.

e La fase experimental en la que se obtuvo mayor porcentaje de recuperacion de
petréleo fue la 2b. Es importante mencionar que no fue el sistema mas eficiente,
s6lo se extrajo mas volumen porque habia mas volumen de petroleo disponible
debido a la mojabilidad, como se muestra en la Figura VII.2. En casos en los que
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la matriz presenta alta permeabilidad, es conveniente que inicialmente la roca sea
mojable al petréleo, porque la saturacidbn de agua serd menor en el medio,
aumentando las reservas ademas de que no se requiere mucha energia para
poder extraer volimenes considerables.
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Figura VII.2 Porcentaje de petréleo recuperado en cada fase experimental.

Debido a la diferencia de densidades (que es considerablemente alta) y la elevada
permeabilidad de la matriz, en casi todos las fases experimentales, las fuerzas de
flotacion (caracterizadas por el numero de Bond “Ng”) fueron ligeramente mayores
que las fuerzas capilares (caracterizadas por el numero capilar “Nc”), como puede
observarse en la Figura VI1.3, donde se grafico la fraccion de Nc y Ns respecto al
namero total de entrampamiento para cada fase experimental (dado que para flujo
vertical el numero total de entrampamiento es la suma aritmética de Nsy Nc, se
puede identificar la fraccidén de las fuerzas capilares y las fuerzas de flotacion en
cada experimento); a excepcion del caso “2a (Mojabilidad al agua y TIF ultra baja)”,
en este caso las fuerzas capilares fueron mayores que las fuerzas de flotacion.
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Figura VII.3 Comparacion del namero capilar (Nc) con el niumero de Bond (Ng).

El nimero total de entrampamiento para flujo vertical, aumento considerablemente
al utilizar el reductor de tension como puede observarse en la Figura VIl.4,
comparando los valores de la etapa 1 (1a, 1b y 1c) y la etapa 2 (2a, 2b y 2c) se
identifica un aumento del nimero total de entrampamiento al utilizar el tensoactivo
que disminuyo la TIF.

Los numeros totales de entrampamiento se redujeron un poco al afejar las
muestras de roca, esto debido al cambio de mojabilidad que se tradujo en un
cambio en el angulo de contacto, como puede observarse en la figura VIl.4, en la
fase 1b se redujo el numero total de entrampamiento en comparacion a la fase la
y 1c, la misma situacién se presento en la etapa 2, ya que en la fase 2b se redujo
el nimero total de entrampamiento en comparacion a la fase 2a 'y 2c.
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Figura VII.4 NGimero de entrampamiento vs saturacidn de petréleo residual (promedio).
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VII.2

CONCLUSIONES GENERALES

Las fuerzas capilares retienen el petréleo, pero la magnitud y forma en que éstas
actuan varia segun el rango de permeabilidad al que pertenece la roca. Por ello,
no tendran el mismo efecto en todas las rocas aunque sean de la misma
constitucion mineralogica.

Movilizar el petréleo que moja la roca y movilizar el ganglio atrapado en el poro
exige caracteristicas distintas del surfactante (cambio de mojabilidad o reduccién
de la TIF), dado que el balance de fuerzas que actian es diferente.

La implementacion de esta metodologia de evaluacion proporciona informacion
muy valiosa acerca de cual seria el impacto de reduccion de la TIF y el cambio de
mojabilidad por separado; y en conjunto, en los procesos de produccion de
petrdleo para un yacimiento en especifico.
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