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RESUMEN

La vida cotidiana demanda energia y la fuente principal de esta, es el petréleo, razon
por la que es necesario analizar, estudiar y plantear mejores mecanismos de
recuperacion del mismo.11

En este trabajo se busca desarrollar dos modelos de simulacién que permitan
estudiar el sistema de un yacimiento petrolero, es decir la interaccion entre roca y
fluidos presentes (petrdleo, gas y agua). También se estudio los efectos provocados
al inyectar dioxido de carbono, es decir, un mecanismo de recuperacion mejorada.

Se empled los simuladores Aspen Plus ® y Aspen Dynamics ® para desarrollar los
modelos en estado estacionario y dindmico, respectivamente. Para simular el
segmento de yacimiento, se utilizd un reactor de flujo piston (PFR).

Para estudiar algunos de los efectos dentro del segmento de yacimiento, se estudio
las cuatro variables del PFR presentes en la ecuacién de Ergun para calcular la
caida de presién. Estas variables son:

1. Fraccion hueca (E)

2. Factor de forma (®s)

3. Diametro de particula (Dp)

4. Densidad de particula (pP)

Teniendo influencia en la caida de presién, con excepcion de la cuarta variable,
densidad de particula). Estos efectos se explican en capitulos posteriores.

Ambos modelos fueron sometidos a varias pruebas para corroborar su eficiencia al
simular el sistema roca fluidos y el caso particular cuando se inyecta dioxido de
carbono. Algunas de las pruebas se cotejaron contra datos de documentos
bibliograficos, con el fin de tener modelos que aporten datos cercanos a la realidad.

Los resultados de dichas pruebas se expondran y explicaran en capitulos
siguientes. Las propiedades del sistema e informacion que se obtienen con estos
modelos son las siguientes:
» Comportamiento de los fluidos involucrados.
» Propiedades de dichos fluidos, las cuales son:
* Densidad
» Viscosidad
» Gravedad API
» Fase
= Composicion
= Miscibilidad o inmiscibilidad del gas inyectado
» Flujos
» Perfiles a lo largo del medio poroso de las propiedades antes
mencionadas.
» Propiedades del sistema, las cuales son:



= Presion
= Temperatura



CAPITULO 1
INTRODUCCION

La demanda latente de los productos y servicios provenientes del petréleo, ha ido
en aumento de manera acelerada, lo contrario a la produccién del mismo, la cual ha
disminuido notablemente.! Esto representa un problema a resolver para los
profesionistas en el tema. Este trabajo, aborda uno de los métodos de recuperacion
mejorada, la inyeccion de CO: (didxido de carbono), el cual puede favorecer el factor
de recuperacion de algunos yacimientos.

La demanda de petroleo seguird en aumento y permanecera siendo la fuente
principal de energia por las siguientes 2 décadas alrededor del mundo.*’ Por lo que
es importante investigar, trabajar y dedicarle esfuerzo a la mejora de los procesos
de extraccion.

En este trabajo, se desarrollarda un modelo de simulacién dinamica en el simulador
Aspen Plus® y Aspen Dynamics®, con el cual se pretende obtener informacion
sobre el comportamiento de los fluidos dentro de un segmento de yacimiento de
petréleo, lo cual proporcionara mas herramientas para la toma de decisiones en este
tipo de proyectos.

La extraccion de dicho fluido tiene varias etapas, primaria, secundaria y mejorada.
En un principio se creia que ese era el orden correcto para aplicarlas, pero cada
yacimiento es distinto y su proceso de extraccién debe ser planificado de acuerdo a
sus caracteristicas, es decir, se puede aplicar un proceso de recuperacion
mejorada, sin necesidad de haber aplicado previamente uno de recuperacion
secundaria; esto con el fin de optimizar la extraccion y mejorar el factor de
recuperacion. A esta estrategia se le llama por sus siglas en ingles IOR (Improved
Oil Recovery).13

La etapa de recuperacion primaria utiliza la energia natural del yacimiento, es decir,
la presion de los fluidos del mismo yacimiento, segregacion gravitacional, entre
otros. En la recuperacion secundaria se utiliza energia suministrada por algun fluido
inyectado, el cual puede ser agua o vapor; estos fluidos tienen la particularidad que
son inmiscibles. Por ultimo, en la recuperacion mejorada, se tienen diferentes
estrategias, como son: procesos térmicos, inyeccion de fluidos miscibles, productos
quimicos (alcalis, surfactantes y polimeros). Mas adelante se hablara mas sobre los
procesos de cada etapa.l# 15

Dentro de la recuperacion mejorada, se encuentra la inyeccion de COz, de lo que
hablaremos en este trabajo. Este proceso tiene varias contribuciones en el
yacimiento, entre las mas importantes se encuentran la sustitucion de la presién del



yacimiento y la disminucion de la viscosidad del petréleo, esta ultima, sera de
importante interés y analisis en este trabajo.1®

Debido a que el CO: es un gas de efecto invernadero, su presencia en la atmosfera
es otro problema a solucionar y en el que se debe invertir estudio, tiempo y esfuerzo.
Utilizar CO:z en un proceso para extraer petréleo, como recurso, es importante, ya
que podria contribuir a disminuir emisiones a la atmosfera y coadyuvar a controlar
el calentamiento global.*’

Para poder tomar decisiones es necesario tener informacion suficiente. En este
trabajo lo que se busca es desarrollar un modelo de simulacion que nos permita
conocer informacién sobre el comportamiento de los fluidos dentro de un sector de
yacimiento petrolero. Posteriormente, cuando se inyecta CO:z obtener informacion
sobre el comportamiento y variacion de las propiedades de estos fluidos.
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CAPITULO 2
OBJETIVOS

1. Desarrollar un modelo de simulacion de procesos para representar un nacleo
de roca y su interaccion con los fluidos del yacimiento (agua, petréleo y gas)
gue permita estudiar los fendmenos de equilibrio y desplazamiento en medio
pOroso.

2. Comprender y explicar los fendbmenos que ocurren en un nucleo de roca
durante la inyeccion de CO: y los efectos presentes en el mecanismo de
desplazamiento.

2.1 OBJETIVO PARTICULAR

1. Seleccionar un modelo termodinamico que represente satisfactoriamente el
equilibrio liquido-liquido-vapor de una mezcla de hidrocarburos, agua y COx.

2. Construir un modelo en estado estacionario basado en un médulo PFR
(reactor de flujo piston) en Aspen Plus ®.

3. Construir un modelo en estado dinamico basado en un médulo PFR en Aspen
Dynamics ®.

4. Realizar el andlisis de sensibilidad en términos de las variables de procesoy
de los parametros que definen el medio poroso, fraccion hueca, factor de
forma, densidad de particula y diametro de particula (E, ®s , pP y Dp),
utilizando el método de Ergun para la caida de presion.

5. Reducir la incertidumbre en el disefio del proceso de inyeccion de COx,

mediante el desarrollo e interpretacion de un modelo sectorial de un
yacimiento en el simulador Aspen Plus ®.
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2.2 ALCANCE

En este proyecto se desarrollard un modelo de simulacion en estado estacionario y
un modelo de simulacion en estado dinamico, basado en un reactor PFR que
permita estudiar el comportamiento de los fluidos dentro de un sector de yacimiento.

Se realizaran estudios en un caso base, con el cual se veran los efectos del
desplazamiento de los fluidos, variando propiedades de proceso, asi como del
medio poroso, las cuales son porosidad, esfericidad, diametro de particula y
densidad de particula.

Se elaborara la comparacion de los resultados obtenidos en la simulacion contra
resultados de literatura para la validacion de los datos obtenidos con el modelo, y
de esta forma, confirmar la validacion del modelo.

Por ultimo, se entregara una serie de estudios con diferentes escenarios de mezclas
de composicion de hidrocarburos e inyeccion de CO2, para ver el efecto en el
desplazamiento de los fluidos y la variacion en sus propiedades.

2.3 HIPOTESIS

El modelo de proceso dinamico desarrollado, basado en un PFR, podra simular de
manera asertiva a un sector de yacimiento petrolero. Modificando las caracteristicas
del PFR, como fraccién hueca, factor de forma, didmetro de la particula y densidad
de particula. Ademas, se modificara las variables de proceso de los fluidos
presentes.

El modelo disefiado permitira construir un perfil de comportamiento de propiedades
de proceso, termodinamicas y de transporte (viscosidad). Con lo cual, se tendra
mayor informacion y facilitara la toma de decisiones en proyectos de inyeccion de
COa..
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CAPITULO 3
ANTECEDENTES

“El origen y acumulacion del petréleo esta escrito en signos geoldgicos encontrados
en las formaciones de la tierra que se establecieron a lo largo de la existencia del
planeta Tierra.”3!

El petréleo tiene origen organico; esto se debio al arrastre de materia por diversos
mecanismos, por ejemplo, canales fluviales hacia los mares, entre sedimentos,
plantas microscopicas, vida animal, plancton, toda esta combinacion de materia fue
cubierta y sellada en presencia de bacterias y a condiciones extremas de
temperatura y presion. Después de millones de afos, esta mezcla es lo que
llamamos hoy en dia petréleo.3!

Cada yacimiento petrolero tiene diferentes caracteristicas, desde propiedades
especificas del yacimiento y la roca, las cuales son temperatura, presion,
permeabilidad, porosidad, entre otras; hasta caracteristicas de los fluidos presentes,
como composicién del petréleo, gas y agua de formacion. Esto se debe a que se
transformaron a lo largo de las eras geoldgicas, con diferente materia organica
combinada y confinada a distinta profundidad. Esto es lo que le otorga
caracteristicas particulares a cada yacimiento y por lo que se debe disefiar un
proceso de extraccién especifico para cada uno.

La industria de extraccion del petrdleo se inicia en América en 1858 en Pensilvania,
Estados Unidos. En México se inicia la perforacidn en tierra algunos afios después,
en 1869, aunque fue hasta 1904, que se obtuvo produccidon comercial con el pozo
La Pez No. 1, ubicado en San Luis Potosi con una produccién de 1,500 barriles
diarios.32

En esta industria, existe una serie de actividades destinadas a encontrar la mejor
forma de explotar el petréleo, desde la localizacion de los campos productores,
gracias al trabajo de los profesionales del area de exploracion, la extraccion de los
hidrocarburos con actividades como la perforacion de pozos y los planes de
desarrollo en un campo de explotacion. La etapa de produccién donde se recupera
los hidrocarburos y se realiza la separacion, conduccion y almacenamiento de los
mismos. Para ello se aplican diversas técnicas, dependiendo de la etapa y
caracteristicas de los fluidos, de la roca contenedora y del campo; hasta la etapa de
abandono y desmantelamiento del mismo.
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Figura 3.1 Actividades de la industria de extraccion de petréleo. Exploracion, extraccion, transportacion y
productos.3-3°

3.1 #QUE ES UN YACIMIENTO PETROLERO?

Un yacimiento petrolero es “un cuerpo de roca del subsuelo que exhibe un grado
suficiente de porosidad y permeabilidad para almacenar y transmitir fluidos”.3-3

Es una parte de una trampa geoldgica, la cual contiene petréleo, gas o ambos y
tiene el comportamiento de un sistema hidraulico intercomunicado, como se ve en
la figura 3.2.34

Casquete
de Gas.

Aceite

Figura 3.2 Diagrama de un yacimiento.3*

En el yacimiento hay varios tipos de roca, segun la funcion que desempefian en
determinado momento y sus caracteristicas. Estas son:

1. Roca generadora o madre, es la roca en donde, en presencia de bacterias y
altas temperaturas y presiones, se transforma el conjunto de materia
organica en petréleo. Debe estar a una profundidad suficiente.

2. Debido al proceso de migracion, los fluidos se mueven hacia zonas de menor
presion, normalmente hacia arriba, hasta llegar a una zona donde queden
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entrampados, esta es la roca almacenadora, la cual, debe ser Ilo
suficientemente porosa para almacenar a los fluidos.

3. Trampa, es una roca practicamente impermeable, esto para evitar que los
fluidos sigan migrando.

4. Por dultimo, roca sello, la cual, es impermeable y logra que exista el
almacenamiento de hidrocarburos liquidos y gaseo0sos.3?

Figura 3.3 Estructura de un yacimiento.32

3.2 CLASIFICACION DEL PETROLEO Y SU PRESENCIA EN
MEXICO

Se le denomina petréleo a una mezcla de hidrocarburos que se encuentra de forma
natural en un yacimiento, puede estar en fase liquida o en equilibrio con vapor,
contiene un numero elevado de compuestos y la proporcion de los mismos varia.
Debido a esto, cada petroleo posee diversas propiedades fisicas y quimicas. Las
propiedades fisicas mas importantes son la densidad y la viscosidad, las cuales se
utilizan como parametro para la clasificacion del petréleo en la industria.3®

Para clasificar al petréleo se utiliza los grados APl o gravedad APl (American
Petroleum Institute por sus siglas en inglés), esta unidad es la comparacion de la
densidad del petréleo y del agua, con la finalidad de indicar que tan liviano o pesado
es un petréleo. Se calcula con la ecuacion 3.1.36

141.
°AP] =
Yo

— 1315 ..Ec.3.1

Donde:
yo,= densidad relativa a condiciones estandar (60°F — 15.6°C)
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Yo Po ..Ec.3.2

Pw

Donde:
po= densidad del petréleo a 60°F
pw= densidad del agua a 60°F

Tomando como base la gravedad API, el petroleo se clasifica en 5 grupos, los cuales
se muestran en la tabla 3.1.

Tipo de Aceite ° API p=g/em’
Extra Pesado <10 >1.0
Pesado 10-22.3 0.92-1.0
Mediano 22.3-31.1 0.87-0.92
Ligero 31.1-39 0.83-0.87
Super Ligero >39 <0.83

Tabla 3.1 Clasificacién del petréleo por su densidad. Pemex 2017.36

En México se produce principalmente petroleo pesado, es decir, petréleo con alta
viscosidad, esto hace que el proceso de extraccidon sea mas complicado. En la
grafica 3.1 (grafica de indicadores de Pemex) se muestra los diferentes tipos de
petréleos que se produjeron en México del 2018 a los primeros meses del 2020.38

ZTOTAL mPESADO mLIGERO B SUPERLIGERO ‘

2,500

2,000

1,500

1,000

500

0
E FM AMJ J A 8 ONDEFMAMUJ J A 8 O NIDE F M A

2018 2019 2020

Gréfica 3.1 Produccion de petréleo en México.
Miles de barriles diarios.38

El petréleo esta formado por una gran variedad de compuestos quimicos, los cuales
poseen estructura quimica diversa, entre los que se encuentran, saturados,
aromaticos, resinas y asfaltenos. Intentar separar cada uno es impractico, por lo que
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se separa en fracciones dependiendo del punto de ebullicion de los compuestos
presentes en la fraccion. En la tabla 3.2 se muestra una lista de fracciones tipicas y
su aplicacion.3®

Punto de Composicién
Fraccién de petréleo  ebullicién, °F guimica Usos
(punto de (aproximada)
fusion)
Gas de hidrocarburo Cl-C2 Gas combustible
Gas de hidrocarburo a 100 C3-C6 Gas combustible, solventes
Gasolina 100 - 350 C5-C10 Combustible de motor, solventes
Queroseno 350 - 450 Cli-C12 Combustible para aviones
Gas ligero de 450 - 580 Cl3-C17 Diésel, combustible de hornos
petréleo
Gas pesado de 580 - 750 C18-C25 Lubricantes, combustible de
petrdleo barcos
Lubricantes y ceras 750 - 950 C26 - C38 Lubricantes, parafinas, ceras
(100)
Residuos 950 + (200+) C38+ Alquitran, asfalto, coque,

conservadores de madera
Tabla 3.2 Fracciones tipicas de petréleo y sus productos derivados.3°

La importancia del petrdleo se encuentra principalmente en la produccién de
energia, debido a que “el petrdleo crudo es el producto con mas aportacion en el
mercado internacional, por lo que, durante 2017, la corriente de exportacion de este
energético alcanzo los 2,381.80 MMtep (millén de tonelada equivalente de petrdleo),
1.2% por arriba del afio anterior.”3’

En la gréfica 3.2, proveniente del Balance Nacional de Energia 2018 reportado por
la SENER, se observa que practicamente el 55% de la produccién mundial de
energia primaria procede del petrdleo y del gas natural. Aunque el intento por migrar
a energias que no tengan origen fosil es importante, lo real es que el petroleo
seguira siendo la fuente primordial de energia por los siguientes afios. Razén
fundamental para seguir mejorando y desarrollando técnicas para su Optima
extraccion.
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Nucleoenergia Renovables
4.91% 13.78%

Fuente: World Energy Balances, |IEA, edicion 2019.

Gréfica 3.2 Produccion mundial de energia primaria, 2017
14,030.71 MMtep (millén de tonelada equivalente de petréleo)3”

La produccion de petrdleo en México ha ido en declive, esto es un tema importante
a tratar, debido a que es y seguira siendo fuente primordial de energia. La gréfica
3.3 muestra la tendencia negativa en la produccion nacional, se alcanzé6 el punto

mas alto, hasta el momento, de produccion en el 2004 con 3,455 Mbd (miles de

barriles diarios), para marzo de 2020 se tiene 1,747 Mbd, lo que indica un descenso
de practicamente la mitad en produccién.3°
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4]
2000 2002 2004 2008 2008 2010 2012 2014 2016 2018 2020
—— NACIONAL (P)
Gréfica 3.3 Produccion nacional de petroleo del afio 2000 a marzo de 2020.
Miles de Barriles Diarios (Mbd).3°
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Este es uno de los motivos que impulsa la necesidad de desarrollar modelos que
proporcionen informacién fundamental sobre el comportamiento de los fluidos y
poder mejorar el factor de recuperacion de los yacimientos.

3.3 ETAPAS DE RECUPERACION

El proceso de extraccion de petréleo se ha mantenido en constante evolucion y
desarrollo de nuevos métodos y estrategias a lo largo del tiempo, esto por la
necesidad de los productos y energia derivados del petréleo. La extraccion de
petréleo tiene varias etapas, las cuales son:

- Recuperacion primaria: el petréleo es obligado a abandonar el yacimiento
debido a la presion natural que existe entre los fluidos atrapados en el
mismo.310

- Recuperacion secundaria: se emplea cuando la presion natural del
yacimiento decae y se requiere mantenerla. Esto se realiza con inyeccion de
fluidos inmiscibles como agua o vapor para incrementar la presion
existente.310

- Recuperacion mejorada: son métodos con los que se proporciona un
suministro de energia externa mediante la inyeccion de gases inertes,
agentes quimicos o biolégicos y fluidos con mayor temperatura.3°

18



Mecanismos de recuperacion

€5 | |Polimeros

Figura 3.4 Mecanismos de recuperacion.312

Hasta hace algunos afios se consideraba que el orden normal de las etapas de
extraccion obedecia a la secuencia: extraccion primaria, extraccion secundaria y
extraccion mejorada, lo cual, con el tiempo, estudio y desarrollo, se ha ido
modificando. Debido a las diversas caracteristicas y propiedades de cada
yacimiento, se lleg6 a la conclusion de que la mejor planeacion para un yacimiento
determinado es la que se hace analizando todos los mecanismos posibles y las
propiedades del yacimiento, por lo que, si es necesario aplicar recuperacion
mejorada desde la etapa temprana, se realice para aumentar el factor de
recuperacion.31!

3.4 RECUPERACION MEJORADA

La etapa de recuperacion mejorada, EOR por sus siglas en inglés (Enhanced Oll
Recovery) consiste en implementar mecanismos que permiten suministrar energia
externa o compuestos que modifiqguen quimica o fisicamente las propiedades del
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yacimiento y/o de los fluidos contenidos en este, con el fin de estimular la
recuperacion del petréleo.313

“La recuperacion mejorada se puede aplicar en la primera etapa del desarrollo de
un campo petrolero en casos en los que la energia natural del yacimiento es
insuficiente para desplazar los fluidos hacia los pozos productores”.313

En la figura 3.5 se muestra un esquema de los cuatro grupos de mecanismos en la
etapa de recuperacion mejorada.

Recuperacioén

mejorada
T
Procesos Procesos Procesos Procesos
Quimicos Térmicos Miscibles Biologicos
Inyeccion de Inyeccion ciclica de Inyeccion de Inyeccion de
surfactantes vapor solventes miscibles acidos
Inyeccién de Combustion in situ Inyeccion de CO Biomasa
polimeros Y 2
ST Inyeccion de agua Inyeccién de gas :
C : . S |
Inyeccién caustica callente Inefta Agentes activos

Figura 3.5 Métodos de recuperacion mejorada.30

Los procesos quimicos consisten en la inyeccidon de compuestos quimicos como
surfactantes, polimeros y alcalis, los cuales modifican las propiedades quimicas y/o
fisicas del yacimiento como el cambio de mojabilidad de la roca debido a alcalis, la
permeabilidad preferencial generada por el taponamiento de cierta zona del
yacimiento con polimeros, entre otras propiedades.

En el caso de los procesos térmicos, se busca elevar la temperatura del yacimiento,
esto inyectando fluidos con alta temperatura, como vapor y agua caliente o inyectar
aire el cual por ignicion espontanea o inducida genera una explosion aumentando
la temperatura y favoreciendo ciertas reacciones, a esto se le llama combustion in
situ. La finalidad de estos procesos es aumentar la temperatura generando que la
viscosidad del petréleo disminuya y de esta forma, sea mas facil su desplazamiento.

Los llamados procesos miscibles consiste en inyectar fluidos que sean miscibles en
el petroleo para modificar sus propiedades y mejorar el flujo hacia pozos
productores. Algunos de los mecanismos son inyeccion de gases inertes como
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nitrégeno, inyeccion de solventes miscibles o inyeccion de COz2. Este Ultimo es el
tema central de este trabajo, la modificacibn que propicia este gas dentro del
yacimiento y el aporte que tiene en cuanto a la extraccion del petrdleo se analizara
a profundidad.

Por ultimo, los procesos bioldgicos, los cuales consisten en inyectar compuestos
bioldgicos como bacterias, agentes activos y otros, con el fin de generar gases que
propicien el desplazamiento del petréleo, disminuyan la viscosidad del petréleo y
aumenten la presion del yacimiento.313

La grafica 3.4 muestra el porcentaje de aplicacion mundial entre 1959 y 2010 de los
cuatro grupos de procesos de recuperacion mejorada, siendo los procesos térmicos
los de mayor aplicacion con un 48%. La inyeccion de gases se encuentra en 2do.
lugar con 41%, en este grupo se encuentra la inyeccion de COz, tema central en
este trabajo.313

Microorganismos Quimicos
0.61% 10.89%

Inyeccién degas
40.80%

Gréfica 3.4. Distribucion a nivel mundial de los cuatro grupos de mecanismos de recuperacion mejorada de
1959 a 2010.313

Los mecanismos de recuperacion mejorada siguen en desarrollo y requieren de una
fuerte inversibn econdémica y estudio de los yacimientos para tener éxito en su
implementacion, por lo que, en muchos paises aun no se implementan, incluso en
los que ya se han puesto en marcha, son pocos los proyectos de este tipo. En la
grafica 3.5 se observa que Estados Unidos es el pais con mayor niumero de
proyectos de inyeccién de vapor e inyeccién de CO2 miscible hasta 2010.313
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La industria de la extraccion del petrdleo inicia en 1869 en México, a pesar de que
ha pasado mas de un siglo, se sigue utilizando mecanismos de recuperacion
primaria y secundaria en la mayoria de los yacimientos, los cuales son maduros y
requieren de mecanismos de recuperacion mejorada para alcanzar factores de
recuperacion mas elevados y poder satisfacer las necesidades de produccion
nacional.

Es hasta décadas recientes, que se empez0 a estudiar la posibilidad de implementar
mecanismos de recuperacion mejorada en los yacimientos maduros como inyeccion
miscible de gas natural, nitrégeno o diéxido de carbono.314

La Comision Nacional de Hidrocarburos estimé un gran potencial en la
implementacion de mecanismos de recuperacion mejorada en México,
aproximadamente el 10% del petréleo que ha quedado en los yacimientos puede
ser extraido para los siguientes 20 afios.314

En 2017 se reportdé un estudio de yacimientos maduros, en el que se realizaron
simulaciones de mecanismos de recuperacion mejorada. Se estudiaron dos
sectores, en el sector A se realizaron simulaciones con cuatro tipos de gases
miscibles:314

1. Metano, Ca.

2. Metano, etano, propano. (70% C1, 20% C2 y 10% Cs3).

3. Diéxido de carbono, COs2.

4. Nitrégeno, Na.
En el sector B se implementaron simulaciones con mecanismos de recuperacion
mejorada térmicos, los cuales son:

1. Inyeccion ciclica de vapor, CSS.

2. Inyeccion continua de vapor, SF.

3. Inyeccién horizontal alternada con inyeccion de vapor, HASD.

4. Inyeccién de vapor asistido con segregacion gravitacional, SAGD.
Los resultados obtenidos con relacién al factor de recuperacién se muestran en las
tablas 3.3 para el sector Ay 3.4 para el sector B.

Caso Produccién Incremento de factor
acumulada de de recuperacion (%)
petréleo (m3)

CO2 271,300 3.4

C1C2Cs 263,200 3.3

Ci1 228,600 2.8

N2 178,200 2.2

Agotamiento 146,300 1.8
natural

Tabla 3.3 Prediccion de productividad acumulada para el sector A.314
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Mecanismo Factor de Incremento desde el

recuperacion caso base (%)
final (%)
Agotamiento 6.5 -

natural

CSS 7.2 0.7

SF 9 2.5

SAGD 8.7 2.2

HASD 10.7 4.2

Tabla 3.4 Prediccion de factor de recuperacion para el sector B.314

El CO2 es el gas miscible que muestra mayor incremento en el factor de
recuperacion en las simulaciones. En el caso de los mecanismos térmicos, el HASD
es el mecanismo que muestra mayor incremento en el factor de recuperaciéon. Se
menciona que es recomendable realizar un estudio econémico antes de aplicar
estos métodos para probar la factibilidad econémica.314

Este estudio aporta informacion importante para la implementacién de mecanismos
de recuperacion mejorada en México, pero es necesario seguir estudiando estos
mecanismos Y la aplicacién en los yacimientos mexicanos para poder aumentar el
factor de recuperacion. Es esta, otra razon de importancia para el desarrollo de este
trabajo y trabajos futuros relacionados con mecanismos de recuperacion mejorada.

Otro factor importante a considerar para la implementacion de estos mecanismos
es la naturaleza de cada yacimiento, como se mencioné anteriormente, las
propiedades varian dependiendo del yacimiento del que se realice el proyecto de
extraccion. Esto propicia o imposibilita la aplicacion de algin mecanismo, es decir,
no a todos los yacimientos es conveniente inyectar polimeros, bacterias o CO2. Mas
adelante se discutira la influencia de ciertas propiedades para elegir un mecanismo
de extraccion.

3.4.1 DESPLAZAMIENTO MISCIBLE

El desarrollo e implementacibn de mecanismos que aumenten el factor de
recuperacion ha sido de importancia y de especial atencion, debido a que se sabe
gue alrededor del 80% de los fluidos quedan atrapados en el yacimiento después
de la etapa de extraccion primaria. Uno de los mecanismos con mejores resultados
es la inyeccién de gases miscibles por su capacidad de modificar las fuerzas
capilares e interfaciales que afectan el desplazamiento de los fluidos en el
yacimiento.315

La miscibilidad es un proceso fisico que consiste en la mezcla de dos o mas fluidos
en cualquier proporcién sin que se forme interfaz entre ellos. Es un proceso fisico,
debido a que no existe reaccion quimica entre los fluidos presentes, aunque si debe
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existir afinidad quimica. El proceso de miscibilidad puede ocurrir en determinadas
condiciones de presion, temperatura y composicion de las fases. Esto, sin confundir
con solubilidad. La solubilidad es la capacidad limitada de un fluido para disolverse
en otro hasta alcanzar un punto de saturacién, después de este, no hay mas
disolucion. En el caso de yacimientos petroleros la miscibilidad se define como la
condicion fisica entre dos o mas fluidos, que permite que se mezclen sin existencia
de interfaz.3'® Por lo que, un fluido puede ser soluble en otro fluido, pero a
determinada cantidad de mezcla, llegara a la saturacion y se formaran dos fases,
por otra parte, si es miscible, la cantidad de la mezcla, no tiene relevancia.

Existen tres fuerzas que actlian principalmente dentro del medio poroso, las cuales
son fuerzas de gravedad, viscosas y capilares, durante el proceso de recuperacion
la eficiencia de desplazamiento se determina por la relacion de estas.

Las fuerzas de gravedad actdan cuando el movimiento de los fluidos se determina
por diferencia de densidades, en los procesos de desplazamiento con agua la
segregacion gravitacional propicia frentes de desplazamiento definidos y mejora la
eficiencia de barrido.

En el caso de las fuerzas viscosas, toman importancia en la movilidad de los fluidos,
esto, porque la mayoria de los fluidos desplazantes son de menor viscosidad que el
petréleo del yacimiento, se mueven mas rapido y promueven los frentes no
uniformes. Estas son un pardmetro fundamental debido a que, por razones de
movilidad desfavorables, se propicia la surgencia rapida del fluido desplazante y la
baja eficiencia de barrido.

Se considera que las fuerzas capilares son la causa principal de que grandes
cantidades de petroleo queden atrapadas en el yacimiento. Estas, en un proceso de
desplazamiento, pueden favorecer o restringir la recuperacion del petréleo. Desde
los afios setentas se ha reconocido el papel fundamental de las fuerzas capilares
en la eficiencia de los mecanismos de recuperacién.316

“El desplazamiento miscible es el método mas eficiente de recuperacién mejorada
de aceite, tedricamente es posible lograr factores de recuperacion de 100%.”316
Este tipo de procesos, consiste en la inyeccion de un fluido a cierta presion, la cual
se le llama Presién Minima de Miscibilidad” (PMM), necesaria para que el fluido
desplazante y el fluido desplazado lleguen a ser miscibles. En la figura 3.6 se
muestra un desplazamiento miscible ideal en el que, el fluido desplazante forma un
frente miscible que funciona como un piston al remover el petréleo del yacimiento.
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Figura 3.6. Desplazamiento miscible ideal.3-16

En un proyecto de desplazamiento miscible, se pueden encontrar presentes varios
tipos de procesos, los cuales, se explican con diagramas ternarios. En la figura 3.7
se aprecian 4 diferentes procesos, son:

l1— J1: Desplazamiento inmiscible
I — J3: Miscible a primer contacto
l2— Ji: Vaporizacion
l1- J2: Condensacion

f Componentes
Ligergs
5

Componentes Componentes

\_ Pesados Intermedios
Figura 3.7. Diagrama ternario.3”

El proceso de desplazamiento inmiscible (I1— J1) ocurre cuando la mayor parte de
la linea de unién entre el gas inyectado y el petréleo del yacimiento se encuentra en
la zona de dos fases y aunque se realicen varios contactos, no alcanza a salir de
esta zona, por lo que los fluidos estaran en dos fases. El proceso de miscibilidad a
primer contacto (I2 — J3) ocurre cuando la linea de unién entre gas inyectado y
petréleo de yacimiento no transita por la zona de dos fases. En el caso de los
procesos de vaporizacién y condensacion se presentan cuando las lineas de unién
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cruzan la linea critica.3'” Estos dos procesos ocurren mediante contacto mdltiple,
es decir, se requiere de varios contactos entre el gas inyectado, el petréleo de
yacimiento y las mezclas que se van formando para alcanzar miscibilidad.

Los dos procesos se explicaran a continuacion con ayuda de dos diagramas
ternarios, siendo:

e Z el petréleo original en el yacimiento.

e G el gas inyectado, ya sea, gas seco o gas con presencia de ligeros.

Depende del proceso.

e Ci1es metano.

e C2-Cs se refiere a compuestos ligeros del etano al hexano.

e C7+indica los componentes pesados del petroleo, del heptano en adelante.

El proceso de vaporizacion se manifiesta cuando el petrdleo del yacimiento tiene
presencia de compuestos ligeros (Cz2 - C7) y se le inyecta un gas seco (alta
composicién de metano). En cada contacto, los compuestos ligeros del petréleo
pasan a la fase vapor, enriqueciendo al gas inyectado, generando que la fase liquida
sea mas pesada y la fase vapor mas ligera. En la figura 3.8 se muestra un diagrama
ternario con la representacion gréfica del proceso de vaporizacion a temperatura y
presidn constante.

100 % C,

100 % C-, 100 % C,-C

Figura 3.8 Proceso de vaporizacién a temperatura y presion constante.318

El proceso de condensacion sucede cuando en el yacimiento se encuentra un
petréleo con gran presencia de compuestos pesados y se le inyecta un gas rico, es
decir, con presencia de compuestos ligeros. Al entrar en contacto el petroleo y el
gas inyectado, los compuestos ligeros del gas inyectado pasan a la fase liquida
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enriqueciendo esta fase y haciendo que la fase vapor pierda compuestos ligeros
hasta, después de varios contactos, salir de la zona de dos fases y exista
miscibilidad. Este proceso se representa en un diagrama ternario en la figura 3.9.

100 % C,

100 % C. 100 % C,-C;

Figura 3.9 Proceso de condensacion a temperatura y presion constante.318

La miscibilidad depende de propiedades como temperatura y presion, en el caso de
mecanismos de inyeccién de gas a yacimientos, la presion es la mas relevante. A
la presién minima a la cual el gas de inyeccion y el petréleo del yacimiento pueden
llegar a ser miscibles por contacto multiple a una temperatura especifica, se le llama
presién minima de miscibilidad (PMM).

La PMM es una propiedad termodinamica con dependencia fundamental a tres
factores, los cuales son:

1. Temperatura: es el factor mas sensible al determinar la PMM, debido a que
son directamente proporcionales, a mayor temperatura la PMM requerida
aumenta.

2. Composicion del petréleo: la composicion de cada petrdleo es diferente, la
PMM se ve afectada con la presencia de distintos compuestos.

3. Distribucion de peso molecular: los compuestos de bajo peso molecular
propician la miscibilidad a una presién menor.317

Los métodos mas comunes para determinar la PMM son dos, pruebas de laboratorio
y correlaciones empiricas, que se describen a continuacion:
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1. Pruebas de laboratorio. La prueba de laboratorio mas utilizada es el
desplazamiento en tubo delgado (slim tube miscibility apparatus). El gas se
inyecta a una presion establecida a través de un tubo delgado con un
empaquetamiento de arena, previamente saturado de petréleo. Se grafica la
recuperacion de petroleo antes a la surgencia del gas inyectado. Esto se
realiza a varias presiones para obtener una grafica como la 3.6, la PMM es
en donde se da el cambio abrupto de pendiente.

o
e

B
|
y

80 .
70 /
60 /

PMM Presion

\ J/
Gréfica 3.6 Determinacion de PMM por método de tubo delgado.317
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2. Correlaciones para calculo de PMM. Estas correlaciones son utilizadas
cuando se requiere una estimacion rapida de la PMM y no se cuenta con la
caracterizacion del petréleo, algunas sélo requieren de la temperatura del
yacimiento y de la gravedad API, otras correlaciones, ademas requieren
datos de contenido total de Cza Cs en el yacimiento. Son mas rapidas que
las pruebas de laboratorio, pero menos precisas. Algunas correlaciones son:

e Correlacion de Holm & Josendal y Mungan3'’ La gréfica 3.7 es la
correspondiente a esta correlacion.

e Correlacion de NPC (National Petroleum Council)318

e Correlacion de Yellig y Metcalfe31°

e Correlacion de Johnson & Pollin320
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Gréfica 3.7 Correlacion de Holm & Josendal y Mungan.317

3.4.2 INYECCION DE CO2

La inyeccion de CO2 “miscible” es uno de los mecanismos de recuperacion mejorada
adoptado para incrementar el factor de recuperacion en los yacimientos petroleros.
El mecanismo de inyeccion de CO: puede ser miscible o inmiscible, esto depende
de la PMM. El proceso es inmiscible cuando la inyeccién ocurre a una presion por
debajo de la PMM, donde el CO2 no forma una sola fase con el petrdleo del
yacimiento. Por otro lado, el proceso miscible ocurre cuando la inyeccion se realiza
a una presion mayor de la PMM, formando asi, una sola fase entre el COzy el
petréleo del yacimiento.32!

El CO2 no es miscible con el petroleo a primer contacto, se requiere de varios
contactos y la presion suficiente (P > PMM) para lograr un proceso miscible.3-22

Las caracteristicas que hacen que el proceso de inyeccién de CO: sea eficiente son
los siguientes:

Favorece la expansion (hinchamiento) del petréleo.

Vaporiza y extrae fracciones del petroleo.

Reduce la viscosidad del petroleo.

Incrementa la densidad del petréleo.

Tiene alta solubilidad en agua.

Reduce la tension interfacial.

Alcanza la miscibilidad a presiones menores gque otros gases.

NookwNhE
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8. Reduce la diferencia de densidades evitando efectos negativos de
segregacion gravitacional.
9. Incrementa la energia del yacimiento.317 321

Existen varias técnicas para la inyeccion de COz, una es inyeccion continua, en la
que se inyecta CO2 de forma continua hasta que la relacion de gas producido con
petrdleo sea elevada al grado de que no sea econdmicamente viable. La inyeccion
alternada con agua, WAG por sus siglas en inglés water alternating gas, se inyecta
baches de CO: alternados de baches de agua. En la figura 3.10 se muestra un
diagrama de este tipo de proceso. Por ultimo, inyeccion ciclica, que consiste en
inyectar baches de CO2 para inmediatamente cerrar el pozo, con esto disolver la
mayor cantidad de petréleo y después producirlo.3-1’

Fluidos producidos (aceite, gas, CO, y agua)
Instalaciones de almacenamiento y separacitn_

Pozo productor

Pozo inyector

Inyeccién de CO, * Rombsa da
g

. inyeccion
reciclado ode = L.:qud
: . =
tuberias y,/ 5B ) 1

@ Zona de aceite residual @ Zona de CO, y agua

@ Banco de aceite y frente miscible @ Agua desplazante

Figura 3.10 Diagrama de inyeccién alternada de CO2.3%3

La inyeccion de CO2 miscible es uno de los mecanismos con mayor produccion de
petroleo a nivel mundial, siendo Estados Unidos y Canada los mayores productores
de petréleo que utilizan este mecanismo. Estados Unidos produce alrededor de
500,000 bpd (barriles por dia) y Canada alrededor de 25,000 bpd, ambos por
inyeccion de CO2.313

En el afio 2018, entre el 40 y el 70% de la produccion de petréleo en México provino
de yacimientos maduros, estos son los yacimientos que han alcanzado el pico
maximo de produccidén y comienzan la etapa de declinacién, o los que tienen una
rentabilidad econdmica negativa. Estos yacimientos deben ser tratados con
mecanismos de recuperaciéon mejorada, la inyeccién de CO2 puede mejorar entre
un 15y 40% el desplazamiento comparado con el producido por agua.323
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En México existen yacimientos que son candidatos a este tipo de mecanismos, se
requiere de mayor investigacion, desarrollo tecnologico e implementacion de
proyectos que generen elementos técnicos para incrementar el factor de
recuperacion y asi abastecer las necesidades de produccion.

3.4.3 PROPIEDADES DEL CO2

El CO2 puro es un gas inerte, incoloro, inodoro y no combustible, con peso molecular
de 44.01g/mol.

El CO2, como todas las sustancias puras, a bajas temperaturas y presiones se
encuentra en estado solido, su punto triple es -69.8°F y 75.2psia (-56.6°C y
5.185bar). Por debajo del punto critico, el cual es 88°F y 1.071psia (31.1°C y
73.8bar), se encuentra en fase liquida o gaseosa, teniendo un amplio rango de
presiones. En caso contrario, arriba de la temperatura critica, se encuentra en fase

gaseosa sin importar la presion. En la figura 3.11 se observa el diagrama de fases
de| C02.3'22’ 3.29

.
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Figura 3.11 Diagrama de fases del CO2.3-2

La densidad es una propiedad importante para el desplazamiento de fluidos, debido

a que propicia o impide efectos de segregacion gravitacional o digitacion de los

fluidos en el yacimiento. En el caso del COz2, tiene una densidad parecida a la del

petréleo en el yacimiento, a diferencia del nitrdgeno o metano, esto minimiza los
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efectos mencionados. Las densidades idéneas para el desplazamiento de petréleo
se tienen cerca de las condiciones criticas. En la grafica 3.8 se muestra la densidad
del COz2 en funcion de la presion y temperatura.
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Gréfica 3.8 Densidad del CO2 vs. Temperatura a diferentes presiones.3?2?

La viscosidad, de igual manera, es dependiente de la temperatura y presion. Con el
aumento de la temperatura la viscosidad disminuye, independientemente de la
presion. La viscosidad del CO2z a condiciones de yacimiento es relativamente baja,
por lo que propicia digitacion en el petréleo, este es un factor a considerar por el
que se implementa la inyeccion alternada con agua (WAG). La gréfica 3.9 muestra
la viscosidad del CO:2 a diferentes temperaturas y presiones.
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El CO:2 es altamente soluble en agua, otra razon a considerar en la implementacion
del mecanismo WAG. La solubilidad del COz se incrementa con la presion y en
sentido contrario, disminuye con el aumento de la temperatura. La salinidad afecta
de forma inversa a la solubilidad, con el aumento de esta, la solubilidad disminuye.

En la gréfica 3.10 se observa solubilidades del CO2 a diferentes temperaturas y
presiones.
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El factor de volumen de un gas se expresa con la ecuacién 3.331"

_ Vgas@cy

= ..Ec3.
Vgas @cs ¢33

Donde:

Bg = Factor de volumen.

Vgas@cy = Volumen del gas a condiciones de yacimiento.
Vgas@cs = Volumen de gas a condiciones en la superficie.

El factor de volumen del CO2, en comparacion con otros gases, es relativamente
bajo, lo cual no es favorable para la recuperacion de petréleo, debido a que se debe
inyectar mayor cantidad de COz. Esto se debe considerar al planear un proyecto por
razones economicas, de almacenamiento y de transporte.
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CAPITULO 4
DESARROLLO DEL MODELO

“El punto de partida para conseguir un buen valor del negocio consiste en llevar a
cabo una planificacion estratégica y una direccion estratégica integrales.”!

“Planear es el conjunto de actividades que tienen por finalidad conocer un problema,
proponer y evaluar diversas soluciones o alternativas y decidir cual es la solucion
mas conveniente”.*? Parte de la planeacion es tener documentos o herramientas
que brinden la informacion adecuada para el desarrollo exitoso de tal proyecto.

En este trabajo se desarroll6 un modelo de simulacién en estado estacionario y un
modelo de simulacién en estado dinamico, con la finalidad de obtener datos que
permitan conocer el comportamiento, propiedades y variacion de estas del sistema
roca-fluidos presentes en el yacimiento petrolero.

El simulador en el que se realizaron los modelos en estado estacionario y en estado
dindmico son Aspen Plus ® y Aspen Dynamics ®, respectivamente. El modelo de
simulacion representa un segmento de un yacimiento petrolero, esto es, el sistema
roca-fluidos (petroleo, gas, agua) a condiciones de yacimiento. Esta basado en un
reactor de flujo piston (PFR por sus siglas en inglés), debido a que con este reactor
se tiene un sector tubular en el que se puede designar propiedades las cuales
simulan las propias del yacimiento, como porosidad con el empaquetamiento del
PFR.

4.1 MODELO DE SIMULACION EN ESTADO ESTACIONARIO

El modelo de simulacion en estado estacionario tiene el objetivo de proporcionar
informacion sobre las propiedades del sistema roca-fluidos presente en un
yacimiento petrolero. Dichas propiedades se pueden conocer a lo largo del PFR en
un tiempo determinado, esto nos brinda informacion preliminar para tener un
bosquejo de los efectos presentes en el yacimiento.

El sistema roca-fluidos en un yacimiento también presenta variaciones a lo largo del
tiempo, lo cual es necesario conocer para poder obtener una mejor evaluacion del
comportamiento del sistema. Debido a esto, se disefié un modelo de simulacién en
estado dinamico que se analizara mas adelante.

Por el momento, se estudiara el disefio del modelo de simulacién en estado

estacionario partiendo del comportamiento de propiedades como presion y
viscosidad, diferentes tipos de fluidos y diferentes condiciones del sistema.
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4.1.1 SELECCION DEL PAQUETE TERMODINAMICO

Cada proceso requiere del calculo de propiedades termodinamicas, lo cual implica
tener un paquete termodindmico que pueda calcularlas dependiendo de las
caracteristicas del proceso.

El simulador de proceso Aspen Plus ® cuenta con un extenso humero de paquetes
termodinamicos, para seleccionar el indicado para este proceso, se utilizd el
asistente de Aspen, el cual genera un cuestionario sobre las caracteristicas del
proceso o la naturaleza de los componentes, una vez resuelto, aporta una lista de
paquetes termodinamicos sugeridos. Para el disefio de este modelo de simulacion,
se utilizara el paquete termodinamico HYSYS Peng-Robinson.

Para el calculo del comportamiento del agua con los hidrocarburos existe otro
parametro comprendido en el intervalo de 0 al 5, el cual depende de los
componentes que se utilizardn en el proceso, para este modelo de simulacion en
especifico se utilizara 1, debido a que existen presentes hidrocarburos.

En la figura 4.1 se muestra el asistente de Aspen Plus ® para la seleccion del
paquete termodinamico y el parametro para el comportamiento del agua con
hidrocarburos.
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Figura 4.1 Asistente de Aspen Plus® y parametro de comportamiento de agua con hidrocarburos.*5
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4.1.2 ANALISIS DEL COMPORTAMIENTO DE LA PRESION Y DE LA
VISCOSIDAD

El primer paso para el desarrollo de este modelo es analizar el efecto sobre las
propiedades como la presion, con respecto a las cuatro variables relacionadas al
empaquetamiento del PFR. Estas cuatro variables estan presentes en la ecuacion
de Ergun#®, con la que se calcula la caida de presion, esta ecuacion es la siguiente:

dP 1—¢€)% uU 1—¢ pU?
T Gl S

L . Ec.a1
dz 3 D2 e o, TC

Donde:

U = velocidad superficial

¢ = fraccién hueca

M = viscosidad del fluido
Dp = Diametro de particula
®s = Factor de forma

p = densidad del fluido

Las cuatro variables relacionadas a representar la naturaleza del yacimiento son:

» Fracciéon hueca (g), es la fraccion del volumen que se encuentra sin ocupar
por las particulas empacadas. Adquiere valores del 0 — 1, siendo 0 totalmente
empacado y 1 totalmente hueco. En la grafica 4.1 se observa el
comportamiento de la presion con relacién a la variacion de la fraccion hueca.
Para este sistema, la fraccion hueca va a fungir como porosidad, esto se
refiere, al volumen hueco presente en el yacimiento con relacién al volumen
total del yacimiento o los poros de la roca.

» Factor de forma (®s) este factor indica la esfericidad de las particulas
empacadas, adquiere valores entre 0 — 1, siendo 0 amorfa y 1 totalmente
esférica. La gréfica 4.2 muestra el comportamiento de la presion a lo largo
del reactor con diferentes valores de factor de forma. En un yacimiento, los
poros 0 caminos porosos no tienen la misma forma unos a otros, por lo que
pensar en particulas esféricas, no se acercaria a la realidad. Tener particulas
con una forma no especifica, que proporcione canales con forma diversa,
acercara al modelo de simulacion a un yacimiento.

Los yacimientos, como se menciond antes, tienen caracteristicas
particulares, una de ellas, es el tipo de roca presente en este. Existen varios
tipos de rocas, pero las mas caracteristicas son las areniscas y los
carbonatos. Para este modelo, el factor de forma toma valores cercanos a 1
para representar yacimientos de areniscas, es decir particulas con una
tendencia mayor a tener forma uniforme. En el caso de carbonatos, el factor
de forma, toma valores cercanos a 0, teniendo particulas con forma poco
parecida entre si.*4
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» Diametro de particula (Dp), los valores que adquiera dependeran de cada
sistema y del diametro que tenga el PFR. En la grafica 4.3 se puede distinguir
el comportamiento de la presion a diferentes valores de diametro de particula.

» Densidad de particula (pP), los valores que adquiere dependen del sistema
con el que se esté trabajando. La grafica 4.4 indica el comportamiento de la
presion con la variacion de valores de densidad de particula.

El sistema que se utiliza para hacer estas pruebas y analizar cada una de las
variables consiste en un PFR, una corriente de entrada y una corriente de salida a
temperatura y presion constantes de 25°C y 1 bar, respectivamente. Los fluidos para
estas pruebas son decano y agua en proporcion equimolar. Las medidas del PFR
son 10m de largo por 0.2m de ancho, arrojando un volumen total de 0.314m?3. En la
figura 4.2 se muestra el diagrama.

PFR1

{3 =

Figura 4.2 Diagrama de proceso para prueba de variables €, ®s, Dp y pP.

Presion vs. Fraccion hueca
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Gréfica 4.1 Comportamiento de la presion con relacién a la fraccién hueca a la salida del PFR.

Se observa que la caida de presion en el PFR es proporcional al volumen del
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reactor ocupado por las particulas empacadas, es decir, con forme la porosidad
aumenta la presion tiene menos variacion a lo largo del PFR.

Presion vs. Factor de forma
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Gréfica 4.2 Comportamiento de la presion con relacion al factor de forma a la salida del PFR.

El comportamiento de la presion con respecto al factor de forma tiene una
tendencia parecida a la de la fraccion hueca. Esto indica que entre menos
esférica sea la particula, la presion va a disminuir en mayor proporcion.
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Presion vs. Diametro de particula
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Gréfica 4.3 Comportamiento de la presién con relacion al didmetro de particula a la salida del PFR.

El comportamiento de esta tercera variable, indica que la disminucion del didmetro
de particula propicia que la caida de presién aumente.

Presion vs. Densidad de particula
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Gréfica 4.4 Comportamiento de la presion con relacion a la densidad de particula a la salida del PFR.
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En la grafica 4.4 se puede observar que la densidad de particula no afecta el
comportamiento de la presion.

La viscosidad es una de las propiedades del fluido mas importantes de analizar en
este trabajo. Los yacimientos petroleros presentan una gran cantidad de
componentes, ya sea en fase liquida o vapor, la viscosidad de la fase liquida, debido
a que es de una mezcla de componentes con diferentes caracteristicas como peso
molecular, punto de ebullicion, estructura molecular, entre otras, se ve modificada
por la presion. En un sistema con una mezcla de diferentes fluidos, como lo es un
yacimiento petrolero, la presién influye en el comportamiento de la viscosidad, esto
se debe al aumento o disminucion de la misma que propicia el desplazamiento de
algunos compuestos a la fase vapor, provocando que la viscosidad aumente o
disminuya.

La grafica 4.5 muestra el comportamiento de la viscosidad de la fase liquida en el
sistema con relacion a la variacion de la presiéon en diferentes valores de fraccion
hueca.

Influencia de la presion en la viscosidad con
relacion ala fraccion hueca

1.2 0.885
. $ s s g oss
0.875
08
@
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Fraccién hueca

—@— P (bar) ufluido (cP)

Gréfica 4.5 Comportamiento de la viscosidad del liquido con relacion a la presion a diferentes valores de
fraccidon hueca a la salida del PFR.
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El comportamiento de la viscosidad tiene la misma tendencia que la presion a
diferentes valores de fraccion hueca, es decir, en valores bajos de fraccion hueca,
la presion disminuye en mayor proporcién, al igual que la viscosidad.

La gréfica 4.6 muestra el comportamiento de la viscosidad con respecto a la
variacion de presion ocasionada por diferentes valores de factor de forma.

Influencia de la presion en la viscosidad con
relacion al factor de forma
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Gréfica 4.6 Comportamiento de la viscosidad del liquido con relacién a la presién a diferentes valores de factor
de forma a la salida del PFR.

En las gréficas 4.5y 4.6 se aprecia el mismo comportamiento de la viscosidad, esto
es porque en ambas graficas, la presion disminuye, aunque las causas de esta
disminucion de presion son, en la 4.5 la variacion de la fraccién huecay en la 4.6 la
variacion del factor de forma, el comportamiento de la viscosidad es dependiente,
en este caso, soélo de la presion.

4.1.3 CASO BASE DEL MODELO EN ESTADO ESTACIONARIO

Como se menciond anteriormente, cada yacimiento tiene propiedades particulares
gue dependen de variables como profundidad, formacion geoldgica, materia
organica depositada, entre otras, o que da un rango amplio de posibilidades de
valores para cada una de las cuatro variables anteriores. Para empezar a realizar el
disefio de este modelo y pruebas con el mismo, se utiliza un caso base, el cual se
muestra en la tabla 4.1.
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Caso Base

Propiedad Valor
€ 0.3
Ps 0.45
Dp (m) 0.01
pP (g/cm?3) 2.65

Tabla 4.1 Caso base del modelo en estado estacionario.

En el caso de las tres primeras variables se utilizaron valores que no estuvieran en
los limites, de esa forma, evitar caidas de presion abruptas. Para la cuarta variable,
densidad de particula, se utilizé6 2.65g/cm? debido a que es un valor recurrente de
densidad en areniscas, una de los dos tipos mas comunes de roca en los
yacimientos petroleros, el otro tipo principal es el de los carbonatos.*3

Una vez analizados y seleccionados los valores de las cuatro variables para el
calculo de la caida de presion del PFR y el comportamiento de la viscosidad, se
disefia el sistema completo para incluir los fluidos que se encuentran en un
yacimiento (petréleo, gas, agua). El diagrama del modelo de un contacto esta
representado en la figura 4.2.

Fase vapor

N

Hidrocarburos

F1

I

Fase liquida

Figura 4.3 Diagrama de proceso del caso base en estado estacionario a un contacto.

Un factor importante para este sistema es el efecto de la presién sobre la fraccion
vapor, se realizaron pruebas a temperatura constante de 25°C, en un rango de
presiones de 0.8 bar a 10 bar y un flujo menor al 3% molar de CO2. La familia de
isotermas presentes en la grafica 4.7 muestra el efecto de la presion sobre la
fraccién vapor.
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Fraccion vapor vs. Longitud de PFR @ 25°Cy
diferentes presiones
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Gréfica 4.7 Efecto de la presion en la fraccion vapor a temperatura constante.

En presiones menores, como 0.8 bar, el fluido tiende a la fase vapor, es decir, la
fraccidbn molar va a aumentar, en caso contrario, donde la presion aumenta como la
isoterma de 2, 5y 10 bar, el fluido se mantendra practicamente en su fase original.
Esto es logico, debido a que, en un sistema de baja presion el fluido tendera a la
fase vapor por equilibrio fisico.

El proceso que ocurre en este modelo de simulacién es el desplazamiento miscible
de CO2. Como se describio en el capitulo 3, el desplazamiento miscible de CO:2
sucede por multiple contacto, esto se representa con el diagrama ternario
correspondiente a los compuestos y propiedades presentes en el yacimiento, como
el ejemplo de la figura 3.7.

Para representar el contacto multiple en el modelo de simulacién, se gener6 una
serie de contactos, siendo el sistema de la figura 4.3, un contacto, por los cuales se
hicieron pasar los fluidos hasta observar la miscibilidad del COz2. En la figura 4.4 se
muestra el diagrama a multiple contacto.

48



Contacto 3

Contacto 2

Contacto 1

Figura 4.4 Diagrama de proceso del caso base en estado estacionario a multiple contacto.

Antes de analizar las pruebas realizadas con este modelo, se estudiara el efecto de
la presién, temperatura y presencia de metano en el yacimiento, sobre la envolvente
de fases en el diagrama ternario.

En el ambito de la explotacion de yacimientos el proceso miscible a multiple contacto
se representa con el diagrama ternario teniendo una Unica envolvente de fases para
todos los contactos necesarios para alcanzar miscibilidad*’, lo cual es impreciso,
debido a que, al inyectar un fluido en el yacimiento, en este caso COz2, la presion y
composicién varian, en ciertos procesos también la temperatura. Con la variacion
de cada una de estas propiedades, la envolvente se modifica, lo que implica que en
cada contacto se produce una envolvente distinta.

El efecto de la presion se observa en la figura 4.5, al aumentar la presion, la
envolvente de fases se reduce.

100 % C,

100 % C,, 100 % C,-C,

Figura 4.5 Efecto de la presion sobre la envolvente de fases.*”
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La presencia de metano entre los componentes del yacimiento provoca la variacion
en la envolvente de fases, a mayor presencia de metano la envolvente aumenta de
tamafio.*’

Estudiando el efecto de estas propiedades sobre la envolvente de fases, se
analizaran los resultados de las pruebas que se realizaron a temperatura y presion
cercana al punto critico del CO2 (88°F y 1,071psia). Estas condiciones son
recomendadas para desplazamiento miscible.

4.2 MODELO DE SIMULACION EN ESTADO DINAMICO

Los procesos presentan cambios a lo largo del tiempo, es por esta razén que es
necesario realizar el estudio de las propiedades y caracteristicas del mismo a lo
largo del tiempo. Esta informacion no la proporciona el modelo de simulacion en
estado estacionario, por lo que se disefi6 un modelo de simulacion en estado
dindmico en el simulador Aspen Dynamics ®.

Con Aspen Dynamics ® (AD) los procesos simulados en Aspen Plus ® (AP) se
pueden llevar al siguiente nivel, debido a que los procesos simulados en AP son en
estado estacionario y al exportarlos a AD se pueden simular a lo largo del tiempo,
es decir, se puede obtener los datos de propiedades y flujos a lo largo del tiempo.

En el modelo en estado dindmico a diferencia del estacionario, se utiliza un Unico
PFR, debido a que el modelo simula el proceso a lo largo del tiempo, no es necesario
colocar varios contactos, se puede apreciar en los resultados el momento en que
alcanza miscibilidad, no alcanza miscibilidad o sucede alguna variacion de
propiedades.

4.2.1 CASO BASE DEL MODELO EN ESTADO DINAMICO

El caso base para este modelo de simulacion en estado dinamico se disefié con el
fin de probar que se puedan generar resultados para este proceso en estado
dindmico con el simulador AD, es decir, la extraccion del petrdleo por medio del
mecanismo de inyeccion de COs:.

Como se menciond anteriormente, el modelo en estado dinamico parte del modelo
en estado estacionario, por lo que para el caso base en estado dinamico se utilizan
los datos del caso base en estado estacionario mostrados en la tabla 4.1. El
diagrama del caso base en estado dinamico se muestra en la figura 4.6.
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Figura 4.6 Diagrama de proceso del caso base en estado dinamico.

En el diagrama se puede apreciar un lazo de control con el que se registran los
datos de la variacién de presién a lo largo del proceso, esta variacion aporta
informacion sobre la trayectoria dinamica del proceso.

4.2.2 SELECCION DE CORRELACION DE CALCULO DE VOLUMEN MOLAR Y
PROPIEDADES

Los resultados obtenidos para el caso base dinamico revelan la necesidad de hacer
a la mezcla de hidrocarburos mas pesada, debido a que los valores °API estan fuera
de rango de los registros petroleros. Esto se logra agregando un componente mas
pesado, el cual es 1,1,2 — Trifeniletano (Cz0H1s), la densidad de la mezcla alcanza
valores razonables para realizar pruebas que se acerquen a la realidad de un
petréleo presente en un yacimiento.

La finalidad de realizar estas pruebas al modelo es poder obtener datos que
describan el comportamiento del sistema roca-fluidos para el mecanismo de
recuperacion mejorada por inyeccion de CO2 lo mas cercano a la realidad. Por esto,
se modificaron algunas propiedades tanto del yacimiento (profundidad, temperatura
y presion) como la composicion del fluido, alcanzando las propiedades de un
yacimiento propicio para aplicar el mecanismo de inyeccién de COz, utilizando como
base los datos reportados en la literatura que proporcionan indicadores para la
aplicacion de los mecanismos de recuperacién mejorada que se adecuen de mejor
manera dependiendo de las propiedades del yacimiento.

Los valores de gravedad API en un yacimiento en el que el mecanismo de inyeccion
de COz2 tiene mejor resultado se encuentran en el rango de 28 — 40°API, es decir,
un petréleo mediano o ligero, en cuanto a la viscosidad, el rango de valores s mayor
a 0 hasta los 2cP.#® 410 Teniendo estos dos rangos de valores, se modifica la
composiciéon de la mezcla de fluidos en el modelo de simulacién. Como se mencion6
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anteriormente, se agregd Cz2oHis, con el que se logra entrar en los rangos
mencionados, la composicion seleccionada se muestra en la tabla 4.2, tomando
como base el trabajo de Galicia.*!

CHa 0.1

CsHs 0.13

C1oH22 0.25

Ci6H3a 0.15

C2oH1s 0.37
1

Tabla 4.2 Composicion del fluido para pruebas de correlaciones de calculo de volumen molar.

Al agregar un nuevo componente se debe seleccionar una nueva correlacion para
calcular el volumen molar y con esto obtener propiedades como densidad,
viscosidad y gravedad API. Se realizaron pruebas con siete diferentes correlaciones
a cuatro diferentes temperaturas, comparando los datos obtenidos para las
propiedades mencionadas y de esta forma, observar la correlacion que mejor
reproduzca los datos. La prueba se realizé a presion constante de 1 bar y flujo de 1
kmol/h de la mezcla de hidrocarburos. Las pruebas fueron realizadas a las
siguientes temperaturas:
» 15.5°C, los resultados se muestran en la tabla 4.3.
» 30°C, los resultados se muestran en la tabla 4.4.
» 59°C, esta es la temperatura promedio de los yacimientos en los que la
inyeccion de CO2 tiene mejores resultados.*® Los resultados se muestran en
la tabla 4.5.
» 93°C, los resultados se muestran en la tabla 4.6.

Temperatura 15.5°C

Densidad mez | Densidad lig Densidad vap Viscosidad lig | Viscosidad vap
Volumen molar liquido (g/mL) (g/mL) (g/mL) °API lig (cP) (cP)
Rackett VLMX01 [0.0382062?698 0.91906263035] 0.00124354783 [20.03844892073 6_15930660668] 0.00974540529

Rackett-Helgenso ENRTL| VLMXNRHG 0.03820627871| 0.91906263988 0.00124354788 20.03844867167 6.15930779414 | 0.00974540529

Helgeii(;k_%tlt}ZER VLMXPTHG No funciona, es para comportamiento de iones disueltos en agua.

Rackett-API VLMX20  0.03820627871 0.91906263988 0.00124354788 20.03844867167 6.15930779414 0.00974540529
Rackett-APIGA3S5 | VLMX24  0.03820627871 0.91906263988 0.00124354788 20.03844867167 6.15930779414  0.00974540529
Rackett modificado VLMX49 0.0382062?871 0.00124354788 20.03844867167 6.15930779414 0.00974540529

API VLMX92  0.03820627871 0.91906263988 0.00124354788 20.03844867167 6.15930779414 0.00974540529

Tabla 4.3 Prueba de correlaciones de volumen molar a 15.5°C.
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La correlacion 3 se utiliza para iones disueltos en agua, la 1 y 6 tienen variacion en
sus resultados, por lo que estas tres correlaciones se descartan para la siguiente
prueba.

Temperatura 30°C

S Densidad mez  Densidad lig Densidad vap . : Viscosidad liq | Viscosidad vap
Volumen molar liquido (@/mL) (@/mL) (@/mL) API liq (cP) (cP)
2 Paoet VLMXNRHG 0.03441720600 0.91266229840 0.00121867397 19.66324851049 5.02800799964 0.01012726279
Helgenso_ENRTL
4 Rackett-API VLMX20 0.03441720600 0.91266229840 0.00121867397 19.66324851049 5.02800799964 0.01012726279
5  Rackett-API6A3.5 VLMX24 0.03441720600 0.91266229840 0.00121867397 19.66324851049 5.02800799964 0.01012726279
7 APl VLMX92 ‘0.03441720600. 0.91266229840 0.00121867397 19.66324851049 5.02800799964 0.01012726279

Tabla 4.4 Prueba de correlaciones de volumen molar a 30°C.

Debido a que los resultados de las cuatro correlaciones son practicamente iguales,
se realiz0 la siguiente prueba con las mismas cuatro correlaciones.

Temperatura 59°C

Volumen molar liquido

Densidad mez Densidad lig
(g/mL) (g/mL)

Densidad vap
(g/mL)

°API liq oP)

Viscosidad liq | Viscosidad vap

(cP)

2 e, ‘VLMXNRH 0.02936732083 0.89660527296 | 0.00116123277 | 19.17350970610 | 2.97145879425 0.01097750225
Helgenso_ENRTL G
|
4 Rackett-API ‘ VLMX20 0.02936732083 0.89660527296 @0.00116123277 19.17350970610 2.97145879425 0.01097750225
i
5 Rackett-API6A3.5 VLMX24 0.02936732083 0.89660527296 ‘ 0.00116123277 19.17350970610 2.97145879425 0.01097750225
7 API VLMX92 0.02936732083 0.89660527296 ‘ 0.00116123277 }19.17350970610 297145879425 0.01097750225

Tabla 4.5 Prueba de correlaciones de volumen molar a 59°C.

Los resultados siguen siendo practicamente iguales, por lo que se realizé la
siguiente prueba con las cuatro correlaciones.
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- Densidad mez Densidad lig Densidad vap o . Viscosidad lig | Viscosidad vap
Volumen molar liquido (@/mL) (g/mL) (g/mL) ARt (cP) (cP)
2 g e 0.02519991875 0.87503571752 0.00114505977 18.72892920797  1.74450304359 0.01204354213
Helgenso_ENRTL G
4 Rackett-API VLMX20 | 0.02519991875 0.87503571752 0.00114505977 18.72892920797  1.74450304359 0.01204354213
5 Rackett-API6A3.5 VLMX24 0.02519991875 0.87503571752 0.00114505977 18.72892920797 1.74450304359 0.01204354213
| g API | VLMX92 002519991875 0.87503571752 0.00114505977 18.72892920797 | 1.74450304359 0.01204354213°

Temperatura 93°C

Tabla 4.6 Prueba de correlaciones de volumen molar a 93°C.

Se obtienen resultados practicamente iguales con las cuatro correlaciones a
diferentes temperaturas, se selecciono la 4 “Rackett-API” debido a que este método
tiene dos aplicaciones, APl para los pseudocomponentes y Rackett para
componentes reales.*'? Para esta prueba s6lo se utilizan componentes reales, pero
para pruebas futuras o con composicion de otros yacimientos se puede utilizar
pseudocomponentes.

La presion del yacimiento es funcion de la profundidad a la que se encuentre este,
se utilizara 2,500ft debido a que es una de las profundidades a las que el mecanismo
de inyeccién de CO: tiene mejores resultados.**2 Para calcular la presion se utiliza
la relacion del glosario de Schlumberger 0.433 psia/ft, tomando en cuenta esta
relacion y la profundidad, la presion para este modelo es 1,082 psia — 74 bar.

El flujo de COz a inyectar va de 1 a 1.5 volumenes porosos, por lo que depende de
cada yacimiento y su porosidad, la cantidad de CO2 que se requiera para dicho
mecanismo.*1°

En la tabla 4.7 se muestran las propiedades y condiciones a las que se realizé la
segunda prueba para el modelo dinamico.
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(V)

0.13

0.2
0.2

0.15
0.32

1

Tabla 4.7 Propiedades para la segunda prueba del modelo dindmico.

Las propiedades resultantes para la mezcla de hidrocarburos con las modificaciones
anteriores son las que se muestran en la tabla 4.8.

Propiedades de mezcla de hidrocarburos

Beciiail Fracciéon = Densidad mez Densidad lig Densidad | , AP 1i Viscosidad lig | Viscosidad
1 vep (g/mL) (gml)  vap(mb) 1 (@ vap (cP)

Tabla 4.8. Propiedades de la mezcla de hidrocarburos para modelo dinamico.

El fluido tiene 30.4 °API, se encuentra en el rango establecido, la viscosidad es
menor a 2cP, dentro del rango, por lo que este fluido es indicado para simular el
mecanismo de inyeccion de COs:.

4.2.3 PROCESO A LO LARGO DEL TIEMPO

Los procesos ocurren a lo largo del tiempo, por lo que, para poder simular de manera
adecuada se requiere que el modelo de simulacion pueda aportar datos de
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propiedades a diferentes tiempos. La figura 4.8 muestra el diagrama de proceso
para el modelo de simulacién dindmico con tres sensores con los que se obtienen
los resultados de la variacion en los flujos en el transcurso del tiempo.

B2

Figura 4.7 Diagrama de proceso en estado dindmico tercer prueba.

La tercera prueba para el modelo dindmico consiste en tener fluyendo por el sistema
la mezcla de hidrocarburos, la cual entra por la valvula V2, la valvula V1 esté cerrada
por lo que no hay entrada de CO2. En un momento determinado se abre V1 dejando
pasar CO2 y de esta forma se puede observar el comportamiento del sistema al
inyectar COsz.

Antes de analizar el comportamiento del sistema, lo cual se vera en el capitulo 5, se
analiza el comportamiento de V1, se abre con incrementos de 1% a la vez, para
observar el aumento del flujo, en este caso de COz2, al manipular dicha valvula. En
la grafica 4.8 se observa el aumento de flujo al variar 1% en la apertura de V1 a lo
largo del tiempo, esta gréafica la proporciona el modelo de simulacion directamente.
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Grafica 4.8 Comportamiento de V1 al abrirla.

Para probar el comportamiento de V1 y poder predecir el flujo de CO2 en
determinado porcentaje de apertura se realizaron 3 corridas abriendo V1
incrementando 1% la apertura, esto para corroborar que siempre se obtenga el
mismo flujo para determinado porcentaje de apertura. En la grafica 4.9 se muestran
las tres corridas y con esta misma grafica se puede saber cudl es el flujo de CO:
que entra a cierta apertura.

Comportamiento de valvula V1

Flujo CO, (kmol/h)
© 0o 00 90 90 o o o0
= N w H U [e)] ~ o] [(e]

o

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50
% de apertura de V1

O—Comp V1 1 Comp V1 2 Comp V1_3

Gréfica 4.9 Comportamiento de V1 al abrirla y flujo por porcentaje de apertura.

El siguiente paso de la prueba 3 es cerrar poco a poco la valvula V2, por esta valvula
entra la mezcla de hidrocarburo. Durante el proceso de extraccion de petroleo existe
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una parte de este petréleo que no logra salir, lo cual se conoce como petréleo
remanente, con esta parte de la prueba 3, se busca observar el comportamiento del
sistema cuando el hidrocarburo se estd terminando, es decir, el proceso de
extraccion esta siendo exitoso y por consecuencia existe cada vez menos
hidrocarburo dentro del sistema, aunque no llegara a cero el flujo de hidrocarburo.

De igual forma, analizar el comportamiento de la valvula V2 es de suma importancia
para conocer el flujo, en este caso de hidrocarburos, que se tiene en determinada
apertura de V2. La gréfica 4.10 la proporciona directamente el modelo de simulacién
dinamico y muestra el comportamiento de V2 a lo largo del tiempo.
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Gréfica 4.10 Comportamiento de V2 al cerrarla.

Al igual que con V1, se realizaron 3 corridas para cerrar de forma escalonada de
1% de V2 con el fin de tener una grafica con la que se pueda conocer el flujo a
determinado porcentaje de apertura, esto se muestra en la grafica 4.11. Para V2 lo
mMas que se puede cerrar es a 24% o 16.4 kmol/h de hidrocarburo para este sistema.
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Gréfica 4.11 Comportamiento de V2 al cerrarla y flujo por porcentaje de apertura.

Los resultados y comportamiento de los fluidos y el sistema se analizaran en el
capitulo 5, con esto se tendrd mayor informacion sobre el modelo y su capacidad
para simular este proceso.

La tercera parte de la prueba 3 consiste en dejar inundar de CO2 la matriz del
yacimiento, en el caso del modelo, el PFR. Para esto se abre la valvula V1 al 50%
y la valvula V2 al 24%, se deja correr por 7 dias o 168 horas, después de esto se
analiza las posibles modificaciones en el sistema, esto se observa en la grafica 4.12.
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Gréfica 4.12 Flujos a la salida del sistema para prueba 3.
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En la grafica 4.12 se observa que, después de 7 dias, los flujos a la salida del
sistema son constantes, esta grafica la proporciona directamente el modelo de
simulacion e indica el momento en que ya no se presentan variaciones en el
sistema.

4.2.4 SIMULACION CON PRESENCIA DE AGUA

En un yacimiento petrolero se encuentra presente, ademas del petroleo y gas, agua,
la cual afecta en el comportamiento del yacimiento y por ende en el mecanismo de
extraccion. Debido a esto, se agrega una corriente de agua al modelo de simulacién
dinamica. En la figura 4.9 se muestra el diagrama de proceso del modelo de
simulacién dinamica con la corriente de agua incluida, corriente 8.

B4
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Figura 4.8 Diagrama de proceso del modelo de simulacion dindmico con agua.

La primera parte de la prueba 4 del modelo de simulacion en estado estacionario
consiste en agregar agua al sistema para tener dentro del PFR las condiciones mas
parecidas a la realidad y obtener datos sobre el comportamiento de los fluidos y la
variacion de las propiedades en el sistema con la presencia de agua.

La segunda parte de la prueba 4 consiste en tener la mezcla de hidrocarburos junto
con agua dentro del PFR y empezar a abrir la valvula V1, por donde entra COz2, de
forma sistematica de 1% hasta poder observar su comportamiento, la grafica 4.13
la proporciona el modelo de simulacion directamente con la que se puede observar
el comportamiento de V1 a lo largo del tiempo y con la grafica 4.14 se puede obtener
el flujo que pasa por V1 a cierto porcentaje de apertura.
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Grafica 4.13 Comportamiento de V1 al abrirla en un sistema con agua.
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Gréfica 4.14 Comportamiento de V1 al abrirla, flujo por porcentaje de apertura en un sistema con agua.

Al igual que en la prueba 3, se va a cerrar escalonadamente de 1% la valvula V2,
paso de mezcla de hidrocarburos, para observar el flujo minimo de la mezcla de
hidrocarburos con las que el sistema con agua puede trabajar. El modelo de
simulacién dinamico aporta directamente la gréfica 4.15, en la cual se puede
observar el comportamiento de la valvula V2 a lo largo del tiempo y en la gréfica
4.16 en la que se puede obtener el flujo, en este caso de mezcla de hidrocarburos,
dependiendo del porcentaje de apertura de la valvula V2.
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Gréfica 4.15 Comportamiento de V2 al cerrarla en un sistema con agua.
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Gréfica 4.16 Comportamiento de V2 al cerrarla, flujo por porcentaje de apertura en un sistema con agua.
En la valvula V2 en un sistema con agua, el flujo minimo de mezcla de hidrocarburo

se presenta en el 24% de apertura, por lo que para la siguiente prueba se establece
la apertura de la valvula V2 al 25%.

Los resultados de flujos y variacion de propiedades al cerrar paulatinamente la
valvula V2 se analizaran en el capitulo 5.
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La tercera parte de la prueba 4 para el modelo de simulacidén dinamica consiste en
inundar de CO:2 la matriz del yacimiento, es decir, el PFR. Este proceso se realiza
durante 168 horas o 7 dias para ver la variacién de los flujos y propiedades en el
sistema, recordando que este sistema tiene presencia de agua.

La gréfica 4.17 se obtiene directamente del modelo de simulacién dinamico y
muestra que después de 168 horas los flujos se mantienen sin variaciones.
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Gréfica 4.17 Flujos a la salida del sistema para prueba 4 en un sistema con agua.

Los resultados de la prueba con respecto a la variacion de los flujos y las
propiedades se analizaran en el capitulo 5.

El objetivo del desarrollo de estos dos modelos es simular las condiciones de un
yacimiento y el efecto de la inyeccion de CO:2 en el comportamiento de los fluidos y
en las propiedades del sistema, el desarrollo de pruebas es necesario para
corroborar su eficacia, las cualidades y los alcances de ambos modelos. Los
resultados de las pruebas planteadas se reportan y analizan en el capitulo 5.
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CAPITULO 5

RESULTADOS DE LAS PRUEBAS PARA CADA
MODELO

El estudio del comportamiento de las propiedades anteriormente mencionadas, es
la base para el desarrollo del caso base del modelo de simulacion en estado
estacionario. Una vez que se determina el caso base, se deben realizar pruebas
para verificar el modelo. Para el modelo de simulacion en estado estacionario se
realizaron tres pruebas, las cuales son:

1. Prueba 1, se realizaron simulaciones con 7 diferentes mezclas de
hidrocarburos a presion y temperatura cercana al punto critico del COg,
debido a que es el que se recomienda para el desplazamiento miscible. El
gas de inyeccion es 100% CO2. Esta prueba se considera exitosa si, se
alcanza la estabilidad en la simulacion y se puede apreciar el comportamiento
de los fluidos.

2. Prueba 2, se utilizaron los datos y resultados de composicién de mezcla de
hidrocarburos y gas de inyeccion reportados en la tabla | del trabajo de Holm
& Josendal .>! Esta prueba se reporta como exitosa, si el modelo puede
predecir miscibilidad del gas inyectado y el nUmero de contactos necesarios.

3. Prueba 3, se emplearon los datos de composicién y propiedades del petroleo
y gas de inyeccidon reportados en la tabla R1 del trabajo de Holm &
Josendal®!. Esta prueba se admite como exitosa cuando los resultados de
composicién obtenidos con el modelo de simulacion tienen una desviacion
menor al 10% con relacién a los datos reportados en la referencia utilizada.

Como se mencioné antes, los procesos que son de interés en este trabajo se
desarrollan a lo largo del tiempo, por lo que se generd el modelo de simulacién en
estado dinAmico en AD, para este modelo se realizaron cuatro pruebas para verificar
su confiabilidad. Las pruebas realizadas son las siguientes:

1. Prueba 1, se utiliza el caso base del modelo de simulacion en estado
dindmico con intencién de obtener los flujos y propiedades del sistema y de
los fluidos, siendo estas, temperatura, presion, densidad, viscosidad y
gravedad API. Esta prueba se considera exitosa, si se obtiene el
comportamiento de la presion a lo largo del tiempo y datos de las propiedades
antes mencionadas a lo largo del PFR.

2. Prueba 2, se ajustaron las propiedades del sistema a las recomendadas para
proyectos de inyeccion de CO:z con el fin de acercarlas a la realidad. La
prueba es exitosa, cuando el modelo proporciona el comportamiento de la
presién a lo largo del tiempo y resultados de las propiedades mencionadas.
Es importante subrayar que en esta prueba se calificé que los resultados
fueron consistentes con la fisica del yacimiento y esto es una condicion
necesaria para las siguientes dos pruebas. Las propiedades y caracteristicas
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recomendadas para proyectos de inyeccion de CO: se estudian en el
subcapitulo 4.2.2.

3. Prueba 3, el proceso de inyecciébn de CO2 modifica las propiedades del
yacimiento dependiendo de la cantidad de materia que entre y del tiempo,
por lo que, el objetivo de esta prueba es obtener datos que permitan analizar
la variacion de propiedades (densidad, viscosidad y gravedad API) a
diferentes tiempos, la prueba seré exitosa si se logra obtener las propiedades
anteriores, esto es que el simulador alcance la convergencia sin problemas.

4. Prueba 4, los fluidos que se presentan en la mayoria de los yacimientos
petroleros son petrdleo, aguay vapor, en la prueba 4 se realizé la simulacion
en presencia de agua. La prueba se determina como exitosa, si el modelo de
simulaciéon en estado dinamico aporta datos del comportamiento de los
fluidos y de la variacion de las propiedades en el sistema.

Mas adelante se explicara y analizara cada una de las pruebas y los resultados
obtenidos.

5.1 RESULTADOS DE LAS PRUEBAS PARA EL MODELO DE
SIMULACION EN ESTADO ESTACIONARIO

El petréleo tiene una gran cantidad de compuestos, para la prueba 1 del modelo de
simulacion en estado estacionario se utilizan 3 compuestos del petréleo
representantes de los ligeros y los pesados, asi como metano para ver el efecto de
la presencia del mismo.

Las propiedades a las que se realiz6 la siguiente prueba del modelo se muestran
en la tabla 5.1.

Propiedades para simulacion de la prueba 1

Presion (bar; psia) = 69; 1,000
Temperatura (°C; °F) = 30; 86
Flujo de hidrocarburos x PFR (kmol/h) 1
Flujo de CO2 x PFR (kmol/h) 15
L (m)= 0.5
D (m)= 0.1
V (m3) = 3.93E-3
€= 0.3
Ps = 0.45
DP (m) = 0.01
pP (g/cm?) = 2.65

Tabla 5.1 Propiedades del sistema para simulacion de la prueba 1 a diferentes composiciones de metano.
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Para la prueba 1 se realizaron simulaciones con 7 composiciones diferentes de la
mezcla de metano, propano, decano y hexadecano, con inyeccion de CO:2. En la
tabla 5.2 se encuentran las composiciones de cada mezcla.

Composicion de hidrocarburo
Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla

1 1.5 2 2.5 3 3.5 4
HC Frac Frac mol Frac Frac mol Frac Frac mol Frac
mol mol mol mol
CHa 0.1 0.15 0.2 0.25 0.3 0.35 0.4
CsHs 0.4 0.4 0.4 0.4 0.4 0.4 0.4
CioH22 0.22 0.2 0.17 0.15 0.12 0.08 0.06
Ci6H34 0.28 0.25 0.23 0.2 0.18 0.17 0.14
1 1 1 1 1 1 1

Tabla 5.2 Composicién de mezclas para la prueba 1.

En esta prueba se inyecté el mismo flujo de CO:2 para las 7 mezclas (1.5kmol/h). Se
analizo el flujo de CO2 en fase vapor a la salida de cada contacto para saber el
momento en que se alcanzaba miscibilidad del CO2. Los flujos respectivos se
encuentran en la tabla 5.3 y en la gréfica 5.1y 5.2.

COg2 fase vapor en la salida (kmol/h)

No. Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla Mezcla  Mezcla
Contacto 1 15 2 2.5 3 3.5 4
1 0.000 0.094 0.303 0.515 0.680 0.827 0.961
2 0.000 0.000 0.015 0.111 0.297 0.466 0.638
3 0.000 0.000 0.000 0.022 0.135 0.278 0.447
4 0.000 0.000 0.000 0.004 0.064 0.176 0.329
5 0.000 0.000 0.000 0.001 0.033 0.117 0.251
6 0.017 0.081 0.198

Tabla 5.3 Flujo de CO2 en fase vapor a la salida de cada contacto para la prueba 1.
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Flujo de CO, fase vapor a la salida de cada contacto
(5 contactos)
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Gréfica 5.1 Flujo de CO: en fase vapor a la salida de cada contacto para la prueba 1 (5 contactos).

El CO2no alcanza la miscibilidad en las mezclas 3, 3.5 y 4 en cinco contactos, por
lo que, se agreg6 un contacto mas para estas tres mezclas.

Flujo de CO, fase vapor a la salida de cada contacto
(6 contactos)

No. Contacto

B-M3 @ M35 —EB-M4

Grafica 5.2 Flujo de CO:2 en fase vapor a la salida de cada contacto para la prueba 1 (6 contactos).
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Cada una de las mezclas tiene diferente composicion de metano, siendo la M4 la
que mas metano posee con fraccion mol de 0.4 molar y la M1 la de menor con
fraccion mol de 0.1 molar de metano. La influencia de la presencia de metano en
los fluidos de yacimientos propicia que la envolvente de fases crezca a mayor
cantidad de metano, como se puede apreciar en las graficas 5.1y 5.2, las mezclas
que tienen mayor cantidad de metano, son las que requieren de mayor nimero de
contactos para que el CO2 alcance miscibilidad.

Se analizaran los flujos molares de la mezcla 3 y mezcla 3.5, M3 y M3.5
respectivamente, debido a que hasta el contacto 4-5 disminuye considerablemente
la cantidad de CO2 y se puede analizar el comportamiento de los otros compuestos
del fluido. En las mezclas M1 a M2.5 el CO2 alcanza miscibilidad en los primeros
dos contactos, por lo que no se podria estudiar el comportamiento de cada
componente, debido a que todos los compuestos estarian en la misma fase desde
el segundo contacto y no se logra estudiar el comportamiento de los compuestos
gue estan cambiando de fase a lo largo del proceso.

En la tabla 5.4 se registran los datos de flujo molar en fase vapor y liquida de cada
contacto para la mezcla M3.

Entrada vap | Entrada liq
(kmol/h) | (kmol/h)

0.06585 0.23415 0.19029
0.01379 0.38621 0.09389
0.00002 0.11988 0.00038

Salida vap
(kmol/h)

Salida lig Entrada vap Entrada liq Salida vap Salida liq | Entrada vap Entrada liq Salida vap| Salida liq
(kmol/h) (kmel/h) | (kmol/h) (kmol/h) | (kmol/h) (kmol/h) (kmeol/h) | (kmol/h) | (kmol/h) |

0.10971 0.25614 0.23415 0.30711 | 0.18318 0.37296 0.23415 0.39295 | 0.21416
0.30811 0.10768 0.38621 0.09913  0.39476 0.11292 0.38621 | 0.10008 | 0.39905
0.11962 0.00039 0.11998 0.00019 | 0.12019 0.00021 0.11998 0.00014 | 0.12005

1.50000 0.00000 0.67963 0.82037 0.67963 0.00000 0.29711 | 0.38252 0.29711 0.00000 0.13459 | 0.16252

Entrada vap | Entrada liq Salida vap Salida liq Entrada vap | Entrada liq |Salida vap Salida liq Entrada vap| Entrada liq | Salida vap | Salida liq
(kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) | (kmol/h (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h)
0.45880 0.23415 0.46708 | 0.22587 0.53293 0.23415 0.53661 0.60246 0.23415 0.60422 0.23239
0.11387 0.38621 | 0.10670 | 0.39338 . 0.13073 0.38621 | 0.12898 0.38796
0.00016 0.11998 0.00014 | 0.12001 . . . . 0.00016 0.11998 0.00015 0.11999

0.13459 0.00000 0.06448 0.07011 0.06448 0.00000 0.03269 0.03179 0.03269 0.00000 0.01745 0.01524

Tabla 5.4 Flujo molar de los componentes en fase vapor y liquido a la entrada y salida de cada contacto de la
mezcla M3.

El propano es el compuesto representante de los ligeros en esta prueba, en este
proceso el propano tiende a desplazarse hacia la fase vapor, se observa que los
flujos de propano en fase vapor a la salida de cada contacto aumentan, pasando de
0.094 kmol/h a la salida del primer contacto a 0.129 kmol/h a la salida del ultimo
contacto.
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En el caso del hexadecano es el compuesto representante de los pesados en esta
prueba, tiende a desplazarse o permanecer en la fase liquida. Generando que en la
fase liquida se agreguen los compuestos pesados, por lo tanto, sea mas pesada a
la salida del ultimo contacto.

Este tipo de proceso es conocido como vaporizacion, los compuestos ligeros del
petrdleo pasan a la fase vapor enriqueciéndolo y los compuestos pesados
permanecen en la fase liquida, generando que esta fase sea mas pesada.

El balance de materia se debe cumplir, debido a esto, el CO2 que entra al yacimiento
debe ser el mismo que sale en fase liquida miscible en el petréleo sumado con el
CO2 que se acumula en el yacimiento, ya sea en fase liquida o vapor. En la tabla
5.5y en la gréfica 5.3 se muestran los flujos méasicos de salida del CO: totales, en
fase vapor y en fase liquida, la suma de los flujos en fase liquida en cada contacto,
es decir, el CO2 miscible y el flujo en fase vapor del ultimo contacto deben ser el
flujo total del primer contacto, con esto se corrobora el balance de materia: el flujo
de CO:2 que entra es el mismo flujo que sale mas el que se acumula en el yacimiento.

Flujo masico de CO; a lo largo del proceso (kg/h) para mezcla M3
Contacto Contacto Contacto Contacto Contacto Contacto

1 2 3 4 5 6
CO; total 66.01 42.30 28.09 19.69 14.48 11.07
CO:. liquido (23.71 14.21 8.41 5.21 3.41 2.34

CO, vapor 42.30 28.10 19.69 14.48 11.07

Tabla 5.5 Flujos mésicos de CO2 de mezcla M3.
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Flujo méasico de CO, a lo largo del proceso (kg/h) para M3

CO, total

CO, a lo largo del proceso
[

0.00 10.00 20.00 30.00 40.00 50.00 60.00 70.00
Flujo CO, (kg/h)

m Contactol Liquido m Contacto2 Liquido m Contacto3 Liquido m Contacto4 Liquido

m Contacto5 Liquido m Contacto6 Liquido m Contacto6 vapor

Gréfica 5.3 Flujos mésicos de CO2 de mezcla M3.

Con los resultados de la mezcla M3.5 se realiza el mismo analisis, en la tabla 5.6
se muestran los datos de los flujos molares de cada compuesto en fase vapor y
liquida de entrada y salida a cada contacto.

Entrada vap | Entradaliq | Salidavap | Salidaliq Entradavap | Entradaliq |Salidavap | Salidaliq Entrada vap Entradaliq Salidavap Salidaliq
(kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) | (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) | (kmol/h) | (kmol/h)

0.14056 0.20944 0.25268 0.09732 0.38324 0.20944 0.44325 | 0.15042 0.58381 0.20944 0.60692  0.18634

1.50000 0.00000 0.82732 0.67268 0.82732 0.00000 0.46617 | 0.36115 0.46617 0.00000 | 0.27835 | 0.18782

Entrada liq | Salidavap | Salidalig Entrada vap Entrada lig | Salidavap @ Salida lig Entradavap | Entrada lig Salidavap Salida liq
(kmol/h) (kmol/h) | (kmolth) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) | (kmel/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h) (kmol/h)

0.20944 0.75929 0.19763 0.89985 0.20944 0.90647 | 0.20282 1.04703 0.20944 1.05102 0.20546

0.07997 0.00020 | 0.08000 0.00023 0.07997 0.00021 | 0.07999 0.00024 0.07997 0.00023 0.07998

0.00000 0.17618 0.10217 0.17618 0.00000 0.11725 0.05893 0.11725 0.00000 0.08136 0.03589

Tabla 5.6 Flujo molar de los componentes en fase vapor y liquido a la entrada y salida de cada contacto de la
mezcla M3.5.
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En esta mezcla, M3.5, el comportamiento de los fluidos es el mismo que en la
mezcla M3, los ligeros, representados por el propano, tienden a desplazarse a la
fase vapor y los pesados, representados por el hexadecano, tienden a desplazarse
a la fase liquida. Presentando nuevamente el proceso de vaporizacion.

De la misma manera, el balance de materia debe cumplirse. En la tabla 5.7 y grafica
5.4, se muestran los flujos méasicos de CO: a la salida de cada contacto, tanto totales
como en fase vapor y liquida. La suma de los flujos en fase liquida de cada contacto
mas la fase vapor en el Gltimo contacto, debe ser igual al flujo total del contacto uno.

Contacto Contacto Contacto Contacto Contacto Contacto
1 2 3 4 5 6

66.015] 36410 20.516 12.250 7.754 5.160
(29.605 15.893 8.266 4.496 2.593 1.580 |
36.409  20.517 12.250 7.754 5.160 3.580

Tabla 5.7 Flujos méasicos de CO2 de mezcla M3.5.

Flujo masico de CO, a lo largo del proceso (kg/h) para
Mezcla M3.5
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Graéfica 5.4 Flujos masicos de CO2 de mezcla M3.5.

Los resultados de las simulaciones realizadas para la prueba 1, aportan informacion
sobre el comportamiento de los fluidos dentro del modelo disefiado para simular una

73



porcion del yacimiento, la cual permite analizar los diferentes fluidos que se le
pueden inyectar y con las caracteristicas del petréleo en ese yacimiento, se sabra
el comportamiento esperado y se podra tener un mejor disefio de una estrategia de
recuperacion mejorada.

5.1.1 VALIDACION CONTRA DATOS DE BIBLIOGRAFIA DEL MODELO DE
SIMULACION EN ESTADO ESTACIONARIO

Los resultados obtenidos con las simulaciones de la prueba uno, aportan
informacion relevante del comportamiento de los fluidos, pero la veracidad de esa
informacion depende de la validacion del modelo de simulacion en estado
estacionario, por lo que se realizaron dos pruebas mas utilizando datos del trabajo
de Holm & Josendal.>! Los resultados obtenidos en las simulaciones se
corroboraron contra los resultados reportados, mostrando de esta forma, la
exactitud y precision del modelo de simulacion en estado estacionario.

La prueba dos se realiz6 a condiciones de temperatura, presion y composicion de

mezcla de hidrocarburos y gas de inyeccién obtenidos de la tabla | del trabajo de
Holm & Josendal.>! Los datos para esta prueba se reproducen en la tabla 5.8.
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Propiedades para simulacion

Presion (bar; psia) = 69; 1,000
Temperatura (°C; °F) = 57.2; 135
Flujo de hidrocarburos x PFR (kmol/h) 1
Flujo de CO2 x PFR (kmol/h) 2
L(m)= 0.5
D(m)= 0.1
€= 0.3
Ps = 0.45
DP (m) = 0.01
PP (g/cm3) = 2.65
Composicion de mezcla de Composiciéon de gas de
hidrocarburos inyeccion
Hidrocarburo Frac mol Gases Fraccion mol
CHa4 0.3188 N2 0.0016
CsHs 0.0122 CO2 0.998
CaCuo 0.0226 CHa4 0.0004
CsHi2 0.0352 1
CeH1a+ 0.6112
1

Tabla 5.8 Datos para la prueba 2.5

En esta prueba se pretende comprobar que el gas de inyeccion alcanzara
miscibilidad con la mezcla de hidrocarburos establecida, como dato adicional, con
el modelo se puede saber en cuantos contactos se alcanzara dicha miscibilidad.

La tabla 5.9 y la grafica 5.5 muestran los resultados de flujo de CO:z en fase vapor a
la entrada y salida de cada contacto.

No. COzvapor entrada  CO2 vapor salida
Contacto (kmol/nh) (kmol/h)
1 1.996 0.356
2 0.356 0.090
3 0.090 0.029
4 0.029 0.011
5 0.011 0.005

Tabla 5.9 Flujos molares de CO: en fase vapor a la entrada y salida de cada contacto para la prueba 2.
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Flujos molares de CO, en fase vapor
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Gréfica 5.5 Flujos de COzen fase vapor a la salida de cada contacto.

Los flujos en la grafica 5.5 son de CO2 en fase vapor, se puede apreciar que el flujo
va disminuyendo a cada contacto, esto se debe a que el CO:2 va desplazandose a
fase liquida, es decir, miscible en la mezcla de hidrocarburos. La miscibilidad total
se alcanza cuando la composicion del CO:z en la fase vapor es 0.

En la referencia se reporta que este gas de inyeccidon es miscible en esta mezcla de
hidrocarburos, con el modelo de simulacién se llega a la misma conclusién. Lo que
el trabajo no informa y el modelo de simulacion si, es el nimero de contactos y el
flujo que va cambiando de fase.

Esta informacion es util para una evaluacién rapida de la factibilidad de la aplicacion
de un posible mecanismo de recuperacion, para saber si al inyectar COz alcanzara
miscibilidad en el petréleo del yacimiento evaluado.

Los flujos y la composicién son datos fundamentales en el andlisis de un proceso.
Por lo que la prueba tres, se enfoca en corroborar la certeza del modelo para emitir
resultados de composicion y flujos correctos. En esta prueba se utilizan los datos
de propiedades y composicién de la tabla R1 de la referencia utilizada®>! y se
comparan con los resultados obtenidos del modelo de simulacién en estado
estacionario. En la tabla 5.10 se reproducen los datos para las simulaciones de la
prueba tres.
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Propiedades para simulacion

Presion (bar; psia) = 151.7; 2,200
Temperatura (°C; °F) = 57.2; 135
Flujo de hidrocarburos x PFR (kmol/h) 1
Flujo de CO2 x PFR (kmol/h) 6
L(m)= 0.5
D(m)= 0.1
€= 0.3
Ps = 0.45
DP (m) = 0.01
PP (g/cm3) = 2.65
Composicion de mezcla de hidrocarburo Composiciéon de gas de
inyeccion
Hidrocarburo Fraccion mol Gases Fraccion mol
C2He 0.001 N2 0.0016
CsHs 0.0174 CO2 0.998
C4Cio0 0.0327 CHa 0.0004
CsHi2 0.0517 1
CeH14 0.0763
C7-Cy 0.3188
C10—-Cis 0.2725
Ci6 — Cso 0.1922
Cao+ 0.0374
1

Tabla 5.10 Datos para la prueba 3.5

Los resultados obtenidos con el modelo de simulacion en estado estacionario se
comparan con los reportados del trabajo, el analisis de estos datos permite
corroborar la confiabilidad del modelo de simulacién. En la tabla 5.11 se reportan
los datos de composicion molar del trabajo, los datos de composicién molar obtenida
con el modelo de simulacién y el porcentaje de error entre ambos.
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Resultados de simulacion Datos de Art. H&J Porcentaje de error

Tabla R1
Composicion  Fraccion Fraccion mol Diferencia % error
CO2 O.rggég 0.8799 0.0230 2.300
C2Hs 0.0001 0.0000 0.0001 0.014
CsHs 0.0025 0.0013 0.0012 0.119
C4Cio 0.0047 0.0048 0.0001 0.012
CsHi2 0.0074 0.0081 0.0007 0.070
CeHi4 0.0109 0.0096 0.0013 0.132
C7-Co 0.0456 0.0486 0.0030 0.298
Ci0—-Ciss 0.0390 0.0323 0.0067 0.670
Ci16 — Cao 0.0233 0.0140 0.0093 0.930
Cso+ 0.0096 0.0014 0.0082 0.815
1 1

Tabla 5.11 Comparacion de la composicion del trabajo de Holm & Josendal contra la del modelo de simulacion
en estado estacionario.5*

Se calcul6 el error cuadratico medio entre los datos de composicion molar
reportados en el articulo y los datos de composicion molar obtenidos con el modelo
de simulacion. En la grafica 5.6 se presentan los datos, de esta forma se puede
analizar la dispersion de los mismos.

78



Dispersion de datos de simulacion vs. datos de articulo

. Fraccion mol -

0.9
0.8
0.7
0.6

0.5

Datos de simulacion

0.4
0.3
0.2

0.1

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1
Datos de articulo

Gréfica 5.6 Dispersion de datos de composicion.

La mayoria de los datos se encuentran entre los valores de 0 a 0.06, en la gréafica
5.7 se ajustaron los ejes para poder apreciar los datos en este intervalo.
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Dispersion de datos de simulacion vs. datos de articulo
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Gréfica 5.7 Dispersion de datos de composicion (ejes modificados).

En las gréficas 5.6 y 5.7 cuando los valores son 100% iguales, los puntos deben
estar sobre la linea de 45°. Para estos datos y resultados la dispersion de los datos
y resultados es baja, ademas de que el porcentaje de error mayor es de 2.3% para
la composicién del COz, lo que permite asegurar que el modelo es confiable para
predecir la composicion.

Las tres pruebas realizadas al modelo de simulacion en estado estacionario
corroboran la confiabilidad del modelo para predecir lo siguiente:
1. El comportamiento de los fluidos involucrados.
2. Miscibilidad del gas inyectado y el numero de contactos en que se alcanzara.
3. Composicion de los fluidos presentes.

Esta informacion es fundamental para la evaluacion y desarrollo de un proyecto de
inyeccién de CO2en un yacimiento petrolero.
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5.2 RESULTADOS DE LAS PRUEBAS PARA EL MODELO DE
SIMULACION EN ESTADO DINAMICO

La extraccion de petrdleo es un proceso en el que las propiedades y caracteristicas
del sistema y de los fluidos se va modificando a lo largo del tiempo. En la primera
prueba realizada al modelo de simulacion en estado dinamico se utiliza como punto
de partida el caso base en estado estacionario. La finalidad de esta prueba es
comprobar que, con el modelo desarrollado en estado dindmico en AD, se pueden
obtener datos de presién a lo largo del tiempo, para posteriormente, simular otras
propiedades. Como segunda aportacidén de esta prueba, se busca obtener datos de
propiedades del sistema y de los fluidos, las cuales son temperatura, presion,
densidad, viscosidad y gravedad API a lo largo del PFR.

Para la prueba 1 se utilizé la composicién de la mezcla M3 y los datos que se
presentan en la tabla 5.12.

69; 1,000
30; 86

Fraccion
mol
1

Frac mol

0.3
0.4
0.12
0.18
1

Tabla 5.12 Datos para la prueba 1 del modelo dinamico.
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Se utilizé la mezcla M3 debido a que en la prueba 1 para el estado estacionario
mostrdé que requiere de 5 contactos para alcanzar miscibilidad, lo cual permite
observar la variacion en las propiedades.

La grafica 5.8 representa el comportamiento de la presion a lo largo del tiempo,
dicha propiedad no presenta variaciones para el sistema estudiado, esto se aprecia
en el comportamiento horizontal de la gréfica, lo cual indica que la respuesta es
constante y no hay variaciones de la propiedad (presién) en el tiempo. Lo
mencionado anteriormente, demuestra que el modelo es confiable en estabilidad
numeérica para la representacion de propiedades.

El modelo logré representar el comportamiento de esta propiedad a lo largo del
tiempo, por lo que, en futuras pruebas se buscara analizar otras propiedades. Esta
gréfica se obtiene directamente del modelo de simulacion.
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Gréfica 5.8 Comportamiento de la presion a lo largo del tiempo prueba 1 estado dinamico.

La segunda aportacion de la prueba 1 es que el modelo de simulacion pueda
reportar datos de otras propiedades a lo largo del PFR. ElI modelo aporta
directamente las gréficas del comportamiento de la temperatura y la presion a lo
largo del PFR, siendo las graficas 5.9 y 5.10 respectivamente.

82



] PFR1.ProcessTempProfilePlot Profile Plot = ===

Process Temperature Profile

=
]
[us)

31.0 31.5

Process Temperature
30.5

—=— Frocess Temperature C Time: 8.900000

30.0

-
0.0 50.0 100.0 150.0 200.0 250.0 300.0 350.0 400.0 450.0 500.0
Length
Gréfica 5.9 Comportamiento de la temperatura a lo largo del PFR prueba 1 en estado dinamico.
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Gréfica 5.10 Comportamiento de la presion a lo largo del PFR prueba 1 en estado dinamico.

El comportamiento de la temperatura es constante una vez que alcanza la
estabilidad dentro del PFR, lo cual ocurre en la primera décima parte del mismo, es

decir, los primeros 50m. La presién, de otra forma, disminuye poco mas del 50% al
final del PFR.
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Esta informacidn es importante debido a que para planear un proyecto de inyeccion
de CO2 es necesario conocer el comportamiento de estas propiedades
termodinamicas.

Se realizaron otras graficas con los datos aportados por el modelo de simulacion en
estado dinamico, las propiedades reportadas son:
e Fraccion mol liquido y vapor representadas en las gréaficas 5.11y 5.12.
¢ Flujos molares en fase liquida total, fraccion pesada y fraccion ligera, graficas
5.13, 5.14 y 5.15 respectivamente.
e Flujos molares en fase vapor total, fraccién pesada y fraccion ligera, graficas
5.16, 5.17 y 5.18 respectivamente.
e Densidad del fluido, de la fase liquida y de la fase vapor representadas en
las graficas 5.19, 5.20 y 5.21.

e Viscosidad de la fase liquida y de la fase vapor reportadas en las graficas
5.22y5.23.
e Gravedad API los valores se reportan en la gréafica 5.24.

Fases a lo largo del PFR
0.90
0.80
0.70
0.60
0.50

0.40

Fraccion mol

0.30
0.20
0.10

0.00
0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Largo del PFR*
Fase liquida Fase vapor

Gréfica 5.11 Fraccién mol en fase liquida y vapor de prueba 1 estado dinamico.

*El intervalo entre cada unidad del eje de las abscisas, equivale a 50m, mientras se mantenga la longitud del
PFR (500m).
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Fases a lo largo del PFR

0.80
0.60
0.20
0.00
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11

Largo del PFR*
® Fase liquida mFase vapor

Fraccion mol
o
D
o

Gréfica 5.12 Fraccion mol en fase liquida y vapor de prueba 1 estado dinamico (grafica de barras).

La informacion presentada en las graficas 5.11 y 5.12 es la misma, se aprovecha
una representacion distinta de los datos para apreciar la evolucién del tamafio de
las fases. A medida que los fluidos van avanzando por el PFR, cierta cantidad de

compuestos pasan a fase vapor, por lo que se nota el declive en la fase liquida
(franja azul).

FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE LIQUIDA

Largo PFR

& CH4 (kmol/h) —0O— C3H8 (kmolfh) A& — C10H22 (kmol/h) C16H34 (kmol/h) —%— CO2 (kmol/h)

Gréfica 5.13 Flujo molar en fase liquida prueba 1 estado dinamico.
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FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE LIQUIDA (PESADOS)
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Gréfica 5.14 Flujo molar en fase liquida fraccion pesada prueba 1 estado dinamico.
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Gréfica 5.15 Flujo molar en fase liquida fraccion ligera prueba 1 estado dindmico.
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En las gréficas 5.13-15 se identifica que los compuestos se estan desplazando a la
fase vapor a lo largo del PFR, se puede observar que en los compuestos ligeros es
mayor la tendencia hacia la fase vapor. Esto aporta informacion sobre el tipo de
mecanismo que ocurre en este sistema, es vaporizacion, mencionado en el capitulo
3,318 los compuestos ligeros contenidos en el petrdleo se desplazan hacia el gas
seco, con gran presencia de metano.



FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE VAPOR
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Gréfica 5.16 Flujo molar en fase vapor prueba 1 estado dinamico.
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Gréfica 5.17 Flujo molar en fase vapor fraccion pesada prueba 1 estado dindmico.
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FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE VAPOR (LIGEROS)

Largo PFR
4 CH4 (kmol/h) B C3H8 (kmol/h)

Gréfica 5.18 Flujo molar en fase vapor fraccion ligera prueba 1 estado dinamico.
Las gréficas 5.16-18 confirman el mecanismo de vaporizacion mencionado

anteriormente, los compuestos tienden a desplazarse a la fase vapor, teniendo
mayor presencia los ligeros.

Tener informacion sobre el tipo de mecanismo que se llevara a cabo en cierto
sistema, es fundamental para realizar una planeacion de proyecto de inyeccion de
COg2, debido a que, con esto, se decide la composicion y la cantidad de gas que se
inyectara.

Densidad del fluido (kg/m?)

500 ¢ .
450 L 3
400

350 *
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4 Densidad del flujo (kg/m3)

Gréfica 5.19 Densidad del fluido prueba 1 estado dinamico.
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Densidad de fase liquida (kg/m?3)
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Gréfica 5.20 Densidad de la fase liquida prueba 1 estado dindmico.

Densidad de fase vapor (kg/m3)
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Gréfica 5.21 Densidad de la fase vapor prueba 1 estado dinamico.

La densidad del fluido total disminuye, lo cual es favorable para el desplazamiento
dentro del yacimiento o PFR, en el caso de la fase liquida, la densidad aumenta,
esto se debe al proceso de vaporizacion, los compuestos ligeros tienden a
desplazarse en mayor cantidad a la fase vapor, por lo que los pesado permanecen
en la fase liquida, debido a esto, la fase liquida es mas pesada a la salida del PFR.
Lo contrario sucede con la densidad de la fase vapor, esta disminuye por la misma
razon, al enriguecerse con compuestos ligeros, su densidad disminuye.
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Viscosidad de fase liquida (cP)
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Gréfica 5.22 Viscosidad de la fase liquida prueba 1 estado dindmico.
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Grafica 5.23 Viscosidad de la fase vapor prueba 1 estado dinamico.

La viscosidad de la fase liquida aumenta y la de la fase vapor disminuye a lo largo
de la longitud del PFR. Esto se debe, al igual que para la densidad, por el efecto del
proceso de vaporizacion. La tendencia de los compuestos ligeros a estar en fase
vapor, genera que la fase liquida sea mas densa y mas viscosa.
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Gréfica 5.24 Gravedad API prueba 1 estado dinamico.

La gravedad API reportada para este sistema se encuentra en un rango de 60 a 68
°API, lo cual indica que el fluido es demasiado ligero, se requiere de otros
compuestos mas pesados para que los valores de °API correspondan a los de
petréleos que se recomiendan para proyectos de inyeccion de COz analizados en
el capitulo 3.4° 410 Esta propiedad también depende del proceso que ocurre en el
yacimiento, en este caso, vaporizacion.

Analizando los resultados de la prueba 1, se puede afirmar que el modelo de
simulacién en estado dinamico proporciona informacion confiable del sistema como
temperatura y presion, asi como, de las propiedades de los fluidos como densidad,
viscosidad y gravedad API, por lo que el modelo es funcional hasta este punto, se
realizaran mas pruebas con el fin de seguir acreditando al modelo de simulacién.

5.2.1 VALIDACION CON PROPIEDADES DEL_ SISTEMA RECOMENDADAS
PARA PROYECTOS DE INYECCION DE CO»

Tomando como base los resultados obtenidos de la prueba 1, se modificaron las
propiedades del sistema y de los fluidos, en el capitulo 4 se explica cada una de las
propiedades, con el fin de asegurar simular el proceso de inyeccion de COzcon las
condiciones y propiedades recomendadas para este tipo de mecanismo de
extraccion.
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Las propiedades utilizadas para esta prueba se muestran en la tabla 5.13.

74;1,073.28
60; 140
20
1

500
0.1
0.6

Fraccion mol
1

Frac mol
0.13

0.2
0.2
0.15
0.32
1

Tabla 5.13 Datos para la prueba 2 del modelo dinamico.

El comportamiento de la presion que se registra a la salida del PFR, a lo largo del
tiempo, se presenta en la grafica 5.25, la presiébn no tiene variaciones en el
transcurso del proceso debido a que la entrada de la mezcla de hidrocarburos y de
CO:z2 se realiza al mismo tiempo.
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Gréfica 5.25 Comportamiento de la presion a lo largo del tiempo prueba 2 estado dinamico.

En las graficas 5.26 y 5.27 se reporta el comportamiento la temperatura y la presion
a lo largo del PFR respectivamente. Estas graficas, junto con la 5.25, las aporta
directamente el modelo de simulacion.
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Gréfica 5.26 Comportamiento de la temperatura a lo largo del PFR prueba 2 en estado dinamico.
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Gréfica 5.27 Comportamiento de la presion a lo largo del PFR prueba 2 en estado dinamico.

La temperatura alcanza estabilidad en el primer décimo de la longitud del PFR, para
este caso, 50m, después de este punto, no varia. El comportamiento de la presion
es distinto, disminuye a lo largo del PFR aproximadamente 85%.

Se construyeron otras graficas para presentar las propiedades mencionadas en la
prueba 1, obteniendo como dato adicional varios puntos a diferentes fases para la
mezcla de hidrocarburos y CO:2 para el fluido. Las propiedades reportadas son las
siguientes:

Fraccion liquido y vapor, se reporta en la grafica 5.28 y 5.29,
respectivamente.

Flujos molares en fase liquida, fraccion pesada y fraccién ligera, se observan
en las gréaficas 5.30, 5.31 y 5.32, respectivamente.

Flujos molares en fase vapor, fraccion pesada y fraccion ligera, reportadas
en las graficas 5.33, 5.34 y 5.35, respectivamente.

Densidad del fluido, densidad de la fase liquida y densidad de la fase vapor,
las cuales, estdn representadas en las graficas 5.36, 5.37 y 5.38,
respectivamente.

Viscosidad de la fase liquida y de la fase vapor, mostradas en las graficas
5.39y 5.40, respectivamente.

Gravedad API reportada en la gréafica 5.41.

Puntos en diferentes fases para la mezcla de hidrocarburos y CO:2 inyectado
representados en las graficas 5.42, 5.43 y 5.44, asi como en la tabla 5.14.
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Fases a lo largo del PFR
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Gréfica 5.28 Fraccion mol en fase liquida y vapor de prueba 2 estado dinamico.
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Gréfica 5.29 Fraccion mol en fase liquida y vapor de prueba 2 estado dindmico (grafica de barras).

La informacién de las graficas 5.28 y 5.29 es la misma, se buscéd representar
visualmente el cambio del tamafio de las fases liquida y vapor. En este caso, los
compuestos empiezan a pasar a la fase vapor hasta los 250m, esto se debe a que
la mezcla de hidrocarburos contiene componentes mas pesados y pasar a la fase
vapor es mas dificil que con componentes mas ligeros.
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- L S o N
E 5.20 &
0@ R Wﬂ
g 3.20
o220% SN ne - ) IR T (T e el
=
LL
1.20 g = = = = & % =5 8 g
0.20
0 2 4 6 8 10
Largo PFR
- CH4 (kmol/h) O C3H8 (kmol/h) A C10H22 (kmol/h)
C16H34 (kmol/h) —&— CO2 (kmol/h) @ C20H18 (kmol/h)
Gréfica 5.30 Flujo molar en fase liquida prueba 2 estado dinamico.
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Gréfica 5.31 Flujo molar en fase liquida fraccion pesada prueba 2 estado dinamico.
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FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE LIQUIDA (LIGEROS)
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Gréfica 5.32 Flujo molar en fase liquida fraccion ligera prueba 2 estado dinamico.

El flujo en fase liquida va disminuyendo a lo largo del PFR, esto corrobora la
informacion encontrada en la prueba 1, los compuestos tienden a la fase vapor, por
lo que el proceso que esta ocurriendo es vaporizacion.
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Gréfica 5.33 Flujo molar en fase vapor prueba 2 estado dinamico.
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FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE VAPOR (PESADOQOS)
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Gréfica 5.34 Flujo molar en fase vapor fraccion pesada prueba 2 estado dindmico.
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Grafica 5.35 Flujo molar en fase vapor fraccion ligera prueba 2 estado dinamico.

Los fluidos en la fase vapor van aumentado, corroborando el proceso que se
observé desde la prueba 1, vaporizacion.
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Gréfica 5.36 Densidad del fluido prueba 2 estado dinamico.
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Gréfica 5.37 Densidad de la fase liquida prueba 2 estado dinamico.
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Densidad de fase vapor (kg/m3)
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Gréfica 5.38 Densidad de la fase vapor prueba 2 estado dinamico.
La densidad en el fluido disminuye a lo largo del proceso, en el caso de la fase
liquida, la densidad aumenta, esto se debe a la naturaleza del proceso de

vaporizacion, al pasar compuestos ligeros a la fase vapor, la fase liquida se hace
mas densa y pesada, al contrario de la fase vapor.
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Gréfica 5.39 Viscosidad de la fase liquida prueba 2 estado dinamico.

100



Viscosidad fase vapor (cP)
0.0155
0.015 ¢
0.0145 ¢
0.014 *

0.0135 * *

Viscosidad (cP)
4

0.013
0.0125

0.012
0 2 4 6 8 10

Largo PFR
#— Viscosidad fase vapor (cP)

Gréfica 5.40 Viscosidad de la fase vapor prueba 2 estado dinamico.

El comportamiento de la viscosidad en ambas fases aporta mas pruebas de que el
proceso que se lleva a cabo es la vaporizacion. La viscosidad en la fase liquida
aumenta debido a que los compuestos ligeros pasan a la fase vapor y lo contrario
sucede para esta ultima.
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Grafica 5.41 Gravedad API prueba 2 estado dinamico.

El rango de gravedad API para este sistema se encuentra entre 36 y 48°API, este
tiene un intervalo similar al recomendado para proyectos de inyeccion de CO:2
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descrito en el capitulo 4.4° 410 La tendencia de la gravedad API es a disminuir, lo
que indica que es un petréleo més pesado y se dificulta la extraccion, esto se debe
al proceso de vaporizacion antes explicado. Esta informacion es relevante para
determinar la factibilidad técnica de este proceso y se tome una decision sobre la
composicién y las propiedades del gas de inyeccion, mejorando asi, la recuperacién

del hidrocarburo.

Se realizaron simulaciones a diferentes temperaturas analizando la trayectoria
realizada a lo largo del PFR, con el fin de corroborar la fase en la que se encuentre
a la entrada y la salida del PFR, tomando como base la envolvente de fases,
mostrada en la gréfica 5.42, proporcionada por el simulador, esto se muestra en la
grafica 5.43 y los datos en la tabla 5.14.

PT Envelope

=@~ VFRAC = 00
- VFRAC= 10

Temperature, C

0 L L L L L L L L L i I L L L L L L L L L L L L L L L L |
70 80 90 100 110 120 130 140 150 160 170 180 190 200 210 220 230 240 250 260 270 280 290 300 310 320 330 340 350 360 370 380 390 400 410 420 430 440 450 460 470 480

Gréfica 5.42 Envolvente de fases para mezcla de hidrocarburos y CO: inyectado directo del modelo de

80
130
180
230
280
330
380
430

90
90
90
90
90
90
90
90

simulacién.

P @ 500m Fraccion
PFR (bar) vapor molar
@ 500m
0 (lig. se/ bs) 27.35 0.128
0 26.12 0.194
0 23.54 0.25
0 19.71 0.308
0.009 13.47 0.402
0.004 6.15 0.65
0 0.00006 1
0 0.00001 1

Tabla 5.14 Valores de trayectorias de presion a diferentes temperaturas. Liq. Se/bs significa liquido

subenfriado/bajosaturado.
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Puntos a diferentes temperaturas

FT Envelape

PRESION (BAR)
®
A

10 { -
. | /
0 | _=__.__'_._____._,__,__--
0 k?: 0 9% 100 10 120 130 140 150 180 TR 180 10 200 2W 20 230 240 220 260 X0 280 290 300 30 320 30 340 3 M0 IO ;:' 300 400 40 A0 ﬁ{' 440 450 460 40 420
70 120 170 220 TEERae C 320 370 420 470
TEMPERATURA (°C)
T=80°C -#-T=130°C T=180°C T=230°C —&—T=280°C T=330°C —0-T=380°C —#T=-430°C

Gréfica 5.43 Trayectorias en el PFR a diferentes temperaturas para mezcla de hidrocarburos y CO: inyectado.

El flujo en cada corrida entra al PFR a 90 bar y en el rango de 80°C a 430°C
aumentando progresivamente en 50°C, las entradas estan marcadas en negro para
cada corrida, las salidas del PFR se encuentran a diferentes presiones y estan
marcadas en rojo para cada corrida, ambas en la grafica 5.43.

En la tabla 5.14 se muestran los resultados de presion y fraccion vapor molar de
entrada y salida en cada corrida, analizando estos datos expresados graficamente
sobre la envolvente de fases en la gréfica 5.43, se puede corroborar que se
encuentran en la zona de fase correspondiente segun la envolvente.

Con el analisis de las graficas 5.25-43 y la tabla 5.14, se puede afirmar que el

modelo de simulacién en estado dinamico es capaz de devolver informacién de las
fases y de sus propiedades en forma consistente con el diagrama de fases.

5.2.2 PROCESO A LO LARGO DEL TIEMPO CON INYECCION ALTERNADA

El proceso de inyeccién de CO2 implica una perturbacion al yacimiento y los fluidos
que naturalmente se encuentran en este, debido a ello, es que se analizo el
comportamiento de diferentes posiciones de apertura de las valvulas y su efecto en
la entrada de fluidos, se reporta ampliamente en el capitulo 4.

Las propiedades y caracteristicas para la prueba 3 son las mismas que para la
prueba 2, se reportan en la tabla 5.13.
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La prueba 3 se centra en analizar la variacion de tres propiedades, densidad,
viscosidad y gravedad API, al modificar el flujo de CO2 o de la mezcla de
hidrocarburos a lo largo del tiempo. Esta prueba se divide en 3 etapas y son:

1. Etapa 1, incremento paulatino del flujo de CO:2 hasta alcanzar la entrada
méaxima y analizar la variacion que hay en las propiedades mencionadas.

2. Etapa 2, disminucion del flujo de la mezcla de hidrocarburos para observar el
efecto y variacion de propiedades cuando el petrdleo se va agotando en el
yacimiento sin llegar a cero.

3. Etapa 3, saturacion del sistema con CO2 por 7 dias (168h) para observar la
variacion de las propiedades.

La etapa 1 de la prueba 3 del modelo de simulacion en estado dinamico consiste en
inyectar gradualmente CO:2 al sistema (PFR) para observar la variacion de
propiedades del fluido, densidad, viscosidad y gravedad API a lo largo del tiempo.

En la gréfica 4.8 se presenta el aumento del flujo de CO: a la entrada del PFR, la
variacion a lo largo del tiempo y para llegar al flujo maximo de CO:2 transcurren 87
horas.

[E) B1.ResultsPlot Plot =E s
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Time Hours

Gréfica 4.8 Comportamiento de V1 al abrirla.

La variacion de las propiedades densidad, viscosidad y gravedad API se reportan
en las gréaficas 5.45-47, respectivamente y en las tablas 5.15y 5.16.
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Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad
Flujo @ V1- Flujo @ V1- Lig@ V1-0 Lig @ V1- Vap @ V1-0 Vap @ V1-50

0 CO2 50 CO2 CO2 (kg/m3) 50 COz2 (kg/m3) = CO2 (kg/m?3)
(kg/m3) (kg/m3) CO2(kg/m?)

791.77 789.82 791.77 789.82 118.21 116.58
791.81 790.69 791.81 790.69 102.26 102.58
791.81 790.69 791.81 790.69 86.82 87.82
791.81 790.69 791.81 790.69 71.87 73.51
791.81 790.69 791.81 790.69 57.36 59.62
791.81 788.33 791.81 791.02 43.27 46.74
767.76 750.70 795.23 795.95 35.76 42.43
721.43 701.94 801.00 801.46 31.54 37.86
657.79 636.15 807.72 807.94 27.01 32.86
562.09 539.81 816.37 816.32 21.82 26.99
259.74 220.96 842.72 845.87 10.81 12.34

Tabla 5.15 Propiedades a diferente flujo de CO2 (densidad).

Viscosidad Viscosidad Viscosidad Viscosidad °APl @ V1- °APl @ V1-
Lig @ V1-0 Lg@V1l- Vap@ V1-0 Vap @ V1- 0 CO2 50 CO2
CO2 (cP) 50 COz2 (cP) CO2 (cP) 50 COz2 (cP)

157 1.47 0.01 0.02 47.21 47.65
1.57 1.49 0.01 0.01 47.21 47.46
1.56 1.48 0.01 0.01 47.21 47.46
1.55 1.48 0.01 0.01 47.21 47.46
1.54 1.47 0.01 0.01 47.21 47.46
1.53 1.46 0.01 0.01 47.21 47.38
1.55 1.50 0.01 0.01 46.44 46.28
1.61 1.56 0.01 0.01 45.16 45.05
1.67 1.62 0.01 0.01 43.68 43.64
1.76 1.72 0.01 0.01 41.83 41.84
2.10 2.12 0.01 0.01 36.41 35.78

Tabla 5.16 Propiedades a diferente flujo de CO2 (viscosidad y gravedad API).
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Gréfica 5.44 Densidad de la fase liquida variando el flujo de CO2 después de 87 horas.
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Gréfica 5.45 Viscosidad variando el flujo de CO2 después de 87 horas.
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Grafica 5.46 Gravedad API variando el flujo de CO2 después de 87 horas.

En las tablas 5.15 y 5.16 se reportan los datos de densidad del flujo, de la fase
liquida, de la fase vapor, la viscosidad y la gravedad API al tiempo cero y después
de 87 horas, entrada de Okmol/h de CO2z y 0.9kmol/h de COz2, respectivamente. La
entrada de flujo se puede leer utilizando la gréafica 4.9.

En las graficas 5.44-46 se analizan los datos de las tablas 5.15 y 5.16 pero de una
forma mas visual. La variacién de la densidad de la fase liquida no es tan notoria,
asi como en la gravedad API, en cambio en la viscosidad se puede apreciar la
variacion de 0.1 cP entre el flujo 0 kmol/h de CO:2 vy el flujo 0.9kmol/h de CO..

La etapa 2 consiste en reducir el flujo de la mezcla de hidrocarburos con el fin de
simular el agotamiento del petréleo en un yacimiento. En un yacimiento no se
alcanza a extraer el 100% de petréleo y siempre hay una cantidad que permanece
en el yacimiento, a esta se le llama petréleo residual, por lo que en el modelo
tampoco se llega a tener 0 kmol de petroleo, el minimo para este sistema es de
16.4kmol/h de mezcla de hidrocarburos, lo cual se lee en la grafica 4.11.

Para esta prueba se mantiene constante el flujo de CO2 y se cierra progresivamente
el flujo de la mezcla de hidrocarburos hasta llegar al minimo (16.4kmol/h), el minimo
se alcanza en la hora 35.

Los datos obtenidos para la densidad de flujo, de fase liquida, de fase vapor,

viscosidad y gravedad API se muestran en las tablas 5.17 y 5.18, asi como en las
gréficas 5.47, 5.48 y 5.49, respectivamente.
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Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad
Flujo @ V2- Flujo @ V2- Lig@ V2-50 Lig@ V2- Vap @ V2-50 Vap @ V2-24

50 HC 24 HC HC (kg/m?3) 24 HC HC (kg/m?3) HC (kg/m?)
(kg/m33) (kg/m3) (kg/m3)

789.82 788.04 789.82 788.04 116.58 107.95
790.69 789.89 790.69 789.89 102.58 96.87
790.69 789.89 790.69 789.89 87.82 83.54
790.69 789.89 790.69 789.89 73.51 70.57
790.69 789.89 790.69 789.89 59.62 57.95
788.33 761.46 791.02 793.50 46.74 52.48
750.70 720.90 795.95 798.10 42.43 47.99
701.94 669.38 801.46 803.28 37.86 43.16
636.15 601.49 807.94 809.41 32.86 37.77
539.81 505.24 816.32 817.44 26.99 31.31
220.96 189.60 845.87 848.92 12.34 13.46

Tabla 5.17 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos (densidad).

Viscosidad  Viscosidad Viscosidad Viscosidad °API @ V2- °APlI@ V2-
Lig @ V2- Lig@ V2- Vap@ V2- Vap @ V2- 50 HC 24 HC
50 HC(cP) 24 HC (cP) 50HC (cP) 24 HC (cP)

1.47 1.37 0.02 0.02 47.65 48.06
1.49 1.41 0.01 0.02 47.46 47.64
1.48 141 0.01 0.01 47.46 47.64
1.48 1.40 0.01 0.01 47.46 47.64
1.47 1.39 0.01 0.01 47.46 47.64
1.46 1.42 0.01 0.01 47.38 46.82
1.50 1.46 0.01 0.01 46.28 45.80
1.56 1.52 0.01 0.01 45.05 44.65
1.62 1.59 0.01 0.01 43.64 43.32
1.72 1.69 0.01 0.01 41.84 41.60
2.12 2.15 0.01 0.01 35.78 35.18

Tabla 5.18 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos (viscosidad y gravedad API).
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Gréfica 5.47 Densidad de la fase liquida variando el flujo de mezcla de hidrocarburos después de 35 horas.

Viscosidad variando flujo de CO,

Viscosidad (kg/m3)

15 & ¢ * ‘
4 *
a n a | ‘ .

0 2 4 6 8 10
LPFR
# - Viscosidad lig @V1-0 CO2 B Viscosidad lig @V1-50 CO2

Gréfica 5.48 Viscosidad variando el flujo de mezcla de hidrocarburos después de 35 horas.
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Grafica 5.49 Gravedad API variando el flujo de mezcla de hidrocarburos después de 35 horas.

La variacion de las tres propiedades al disminuir el flujo de mezcla de hidrocarburos
se puede apreciar en las graficas 5.47-49. La variacion de la densidad y la gravedad
API no es notoria, la diferencia en la viscosidad se puede apreciar mas con relacion
al tiempo 1 con total de flujo de mezcla de hidrocarburos (17.4 kmol/h) y el tiempo
2 (después de 35 horas) con flujo minimo de 16.3 kmol/h.

La etapa 3 de la prueba 3 que consiste en saturar el yacimiento con CO2 con un
flujo minimo de mezcla de hidrocarburo por 7 dias (168 horas) para observar las
posibles variaciones en las propiedades como densidad, viscosidad y gravedad API.
La tabla 5.19, 5.20 y las gréficas 5.50-52 muestran los datos obtenidos de la
variacion de las propiedades anteriores después de 7 dias.

Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad
Flujo @ T1 Flujo @ T2 Lig @ T1 Lig @ T2 Vap @ T1 Vap @ T2
(kg/im?) (kg/im?) (kg/m?3) (kg/m?3) (kg/im?) (kg/im?)
788.04 788.04 788.04 788.04 107.95 107.95
789.89 789.89 789.89 789.89 96.87 96.87
789.89 789.89 789.89 789.89 83.54 83.54
789.89 789.89 789.89 789.89 70.57 70.57
789.89 789.89 789.89 789.89 57.95 57.95
761.46 761.46 793.50 793.50 52.48 52.48
720.90 720.90 798.10 798.10 47.99 47.99
669.38 669.38 803.28 803.28 43.16 43.16
601.49 601.49 809.41 809.41 37.77 37.77
505.24 505.24 817.44 817.44 31.31 31.31
189.60 189.60 848.92 848.92 13.46 13.46

Tabla 5.19 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2z en la hora 0 (T1) y la hora 168
(T2) (densidad).
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Viscosidad = Viscosidad @ Viscosidad Viscosidad °APl @ °APl @

Lig @ T1 Lig @ T2 Vap@ Tl Vap@ T2 T1 T2

(cP) (cP) (cP) (cP)

1.37 1.37 0.02 0.02 48.06 48.06
141 141 0.02 0.02 47.64 47.64
141 1.41 0.01 0.01 47.64 47.64
1.40 1.40 0.01 0.01 47.64 47.64
1.39 1.39 0.01 0.01 47.64 47.64
1.42 1.42 0.01 0.01 46.82 46.82
1.46 1.46 0.01 0.01 45.80 45.80
1.52 1.52 0.01 0.01 44.65 44.65
1.59 1.59 0.01 0.01 43.32 43.32
1.69 1.69 0.01 0.01 41.60 41.60
2.15 2.15 0.01 0.01 35.18 35.18

Tabla 5.19 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2z en la hora 0 (T1) y la hora 168
(T2) (viscosidad y gravedad API).
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Gréfica 5.50 Densidad de la fase liquida a fluidos constantes después de 7 dias.
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Grafica 5.51 Viscosidad a fluidos constantes después de 7 dias.
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Gréfica 5.52 Gravedad API a fluidos constantes después de 7 dias.

En esta tercera etapa lo que se buscoé fue encontrar la variacion de las propiedades
después de dias de saturar el yacimiento de COz2, en este caso PFR. Lo que se
puede apreciar en las graficas es que no hay variacion entre la hora 1 (T1) y la hora
168 (T2), las propiedades estan sobre puestas en ambos tiempos.

El modelo aporta datos del comportamiento de propiedades de los fluidos (densidad,
viscosidad y gravedad API) a lo largo del tiempo y de la variacion del flujo de COz2,
lo cual permite decir que la prueba 3 tuvo éxito y el modelo sigue cumpliendo con
los objetivos planteados.
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5.2.3 SIMULACION CON PRESENCIA DE AGUA E INYECCION ALTERNADA

Los fluidos presentes en la mayoria de yacimientos petroleros son petréleo, gas y
agua, en las simulaciones anteriores con el modelo de simulaciéon en estado
dinamico solo se tenia presencia de mezcla de hidrocarburos y gas, en esta prueba
4 se agrega el agua como tercer fluido propio del yacimiento para observar los
efectos causados al inyectar COs..

La prueba 4 tiene 4 etapas de simulacion, son las siguientes:

1. Etapa 1: entran tres corrientes, la mezcla de hidrocarburos, CO:z y agua. El
objetivo de esta etapa es analizar el comportamiento de los fluidos con
presencia de agua.

2. Etapa 2: se inyecta progresivamente CO: al sistema y se analiza los efectos
propiciados por esta inyeccion, teniendo en cuanta la presencia de agua
como fluido natural del yacimiento.

3. Etapa 3: se disminuye paulatinamente el fluido de mezcla de hidrocarburos
para simular el agotamiento del petréleo y analizar los efectos ocasionados.

4. Etapa 4: se satura por 7 dias el yacimiento con inyeccion de CO2 constante
para estudiar los efectos causados.

Las caracteristicas y propiedades del yacimiento y los fluidos para realizar la prueba
4 se presentan en la tabla 5.20.
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74;1,073.28
60; 140
20
1

0.5

500
0.1
0.6
0.45
0.01
2.65

Fraccion mol
1

Frac mol
0.13

0.2
0.2
0.15
0.32

Frac mol
1

Tabla 5.20 Datos para la prueba 4 del modelo dinamico.

La etapa 1 se realiza al dejar fluir la mezcla de hidrocarburos, agua y CO:2 en el
sistema y analizar los datos obtenidos. Se obtienen las graficas del comportamiento
de la temperatura y la presién a lo largo del PFR cuando se tiene presente petroleo,
gas, agua y COg, siendo estas las graficas 5.53 y 5.54, respectivamente.
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Grafica 5.53 Comportamiento de la temperatura a lo largo del PFR prueba 4 en estado dinamico.
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Gréfica 5.54 Comportamiento de la presion a lo largo del PFR prueba 4 en estado dinamico.

La temperatura tiene el mismo comportamiento que en las tres pruebas anteriores,
se mantiene constante en 60°C, la cual es la temperatura del yacimiento, PFR en
este modelo. La presion disminuye hasta llegar practicamente a 0 bar, esto es uno
de los factores que propicia el desplazamiento de los compuestos a la fase vapor.

El agua y la mezcla de hidrocarburos no son miscibles entre si, por lo que se forman
3 fases, una fase vapor y dos liquidas, L1 formada principalmente por la mezcla de
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hidrocarburos y L2 principalmente por agua, con sus respectivas fracciones de
compuestos miscibles. En la gréfica 5.55 se muestra las fracciones mol de las tres
fases, vapor, liquido 1y liquido 2.

Fraccion molar L1-L2-Vapor a lo largo del PFR

1
0.9
0.8
0.7
0.6
0.5
0.4
0.3
0.2
0.1

0

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11

Largo de PFR
Eliquido 1 HC m®Liquido 2 H20 ®Fase Vapor

Fracciéon molar

Gréfica 5.55 Fraccién mol en fase liquida 1, liquida 2 y vapor de prueba 4 estado dindmico (grafica de barras).

En la gréfica 5.55 se aprecian las 2 fases liquidas, una preferentemente de mezcla
de hidrocarburos y otra de agua, esto se debe a que el agua y los hidrocarburos no
son miscibles entre si, por lo que se forma la fase liquida 1 y la fase liquida 2, en
estas fases también estaran presentes otros compuestos que existan en el sistema
e incluso una fraccién minima del compuesto preferencial de la otra fase liquida (en
L1 presencia de agua y en L2 presencia de hidrocarburo). En las graficas 5.56-58
se reportan los flujos molares de las tres fases L1, L2 y vapor respectivamente.

Al inyectar CO2 la mayor parte tiende a estar en la mezcla de hidrocarburos y el
resto en el aguay el vapor, como se puede apreciar en la grafica 5.56-58, la cantidad
de CO:2 es mayor en la fase L1 (HC) que en las fases L2 y vapor. La presencia del
CO2 propicia efectos favorables para la extraccion del hidrocarburo, uno de los
efectos que se puede apreciar en las graficas 5.56-58 es la vaporizacién de
fracciones del petroleo, esto se comprueba analizando la tendencia a aumentar de
la fraccion vapor. Existen otros efectos por la presencia de CO:2 estudiados en el
subcapitulo 3.4.2 de este trabajo.
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Gréfica 5.56 Flujo molar en fase liquida 1 prueba 4 estado dinamico.
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Gréfica 5.57 Flujo molar en fase liquida 2 prueba 4 estado dinamico.
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FLUJO MOLAR VS. LPFR FASE VAPOR
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Gréfica 5.58 Flujo molar en fase vapor prueba 4 estado dinamico.

Al igual que en las pruebas anteriores, los compuestos tienden a desplazarse a la
fase vapor a lo largo del proceso. EI CO:z tiene mayor miscibilidad con los
hidrocarburos por lo que se desplaza con mayor facilidad a la fase liquida 1. Esta
informacion aporta nociones del comportamiento del CO2 al mezclarse con los
fluidos propios del yacimiento e indica la tendencia que tiene al existir agua en el
yacimiento.

En esta etapa de la prueba 4 también se obtienen datos de propiedades como
densidad, viscosidad y gravedad API reportadas en las graficas 5.59-65.
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Grafica 5.59 Densidad del fluido etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.

118



Densidad de fase liquida (kg/m?)
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Gréfica 5.60 Densidad de la fase liquida etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
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Gréfica 5.61 Densidad de la fase L1 y L2 etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
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Densidad de fase vapor (kg/m3)
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Gréfica 5.62 Densidad de la fase vapor etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.

Observando las graficas 5.60 y 5.61 se aprecia que la densidad de la fase liquida 1
(mezcla de hidrocarburos) tiene mayor influencia en la densidad de la fase liquida
total que la fase liquida 2 (agua), esto puede variar dependiendo de los flujos de
cada fluido. La densidad del fluido total tiende a disminuir a lo largo del PFR, lo cual
es favorable para el proceso de extraccion.

Viscosidad de fase liquida (cP)
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Gréfica 5.63 Viscosidad de la fase liquida etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.

120
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Gréfica 5.64 Viscosidad de la fase vapor etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.

La viscosidad para esta prueba tiene el mismo comportamiento que en las pruebas
anteriores, esto se debe a que el proceso de vaporizaciéon sigue estando presente
y los compuestos tienden a desplazarse a la fase vapor haciendo que la fase liquida
sea mas pesada y densa.
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Gréfica 5.65 Gravedad API etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.

Para esta etapa en la prueba 4 la gravedad API tiende disminuir, lo que indica un
fluido mas denso, lo cual no es recomendable en los mecanismos de extraccion.

La etapa 2 de la prueba 4 consiste en inyectar paulatinamente CO:2 al sistema y
analizar los efectos causados, cabe mencionar que, esta prueba es distinta a la 3
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por la presencia de agua. En las tablas 5.21-23 se presentan los resultados
obtenidos para 0 kmol/h de CO2y 0.85 kmol/h de CO:2 de las propiedades densidad,
viscosidad y gravedad API, en las graficas 5.66-68 se muestran los datos anteriores.

Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad
Flujo @ Fluo@ Lig@ V1- Lig@V1l- Vap @ Vap @
V1-0 CO; V1-50 0 CO3 50CO,; V1-0CO; V1-50
(kg/m?3) CO; (kg/m?3) (kg/m?3) (kg/m?3) CO;
(kg/m?3) (kg/m?3)
792.42 790.51 792.42 790.51 118.15 116.55
792.30 791.19 792.30 791.19 102.31 102.37

792.30 791.19 792.30 791.19 87.18 87.68
792.30 791.19 792.30 791.19 72.53 73.44
792.30 791.19 792.30 791.19 58.30 59.61
792.30 788.57 792.30 791.56 44.47 46.86
772.07 751.05 795.20 796.45 36.29 42.56
728.10 702.50 800.75 801.93 32.19 38.01
668.54 637.08 807.16 808.35 27.81 33.04
581.43 541.57 815.19 816.64 22.87 27.20
205.40 215.29 849.46 846.94 9.20 12.21

Tabla 5.21 Propiedades a diferentes flujos de CO2 (Densidad de flujo, de fase liquida y de fase vapor).

Densidad Densidad Densidad Densidad
Ll@Vl- L1@V1- L2@V1l- L2 @ Vi-
0 CO; 50 CO; 0 CO; 50 CO;
(kg/m®)  (kg/m®)  (kg/m®)  (kg/m?)
792.05 790.15 959.70 959.02
791.93 790.82 959.52 959.98
791.93 790.82 959.52 959.98
791.93 790.82 959.52 959.97
791.93 790.83 959.52 959.97
791.93 791.20 959.52 959.97
794.84 796.10 959.52 959.96
800.40 801.59 959.52 959.94
806.82 808.02 959.52 959.91
814.87 816.33 959.52 959.87

849.24 846.72 959.52 959.69
Tabla 5.22 Propiedades a diferentes flujos de CO2 (densidad de liquido 1 y de liquido 2).
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Viscosidad Viscosidad Viscosidad Viscosidad °APlI @ °APl @
Lig @ V1- Liq @ V1- Vap @ Vap @ V1-0 CO;, V1-50

0 COs: (cP) 50 CO3 V1-0 CO, V1-50 CO; CO;
(cP) (cP) (cP)
1.58 1.48 0.01 0.02 47.07 47.50
1.57 1.50 0.01 0.01 47.10 47.35
1.57 1.49 0.01 0.01 47.09 47.35
1.56 1.48 0.01 0.01 47.09 47.35
1.55 1.48 0.01 0.01 47.09 47.34
1.54 1.47 0.01 0.01 47.09 47.26
1.55 151 0.01 0.01 46.44 46.16
1.61 1.56 0.01 0.01 45.21 44.95
1.67 1.63 0.01 0.01 43.81 43.55
1.75 1.72 0.01 0.01 42.08 41.77
2.19 2.14 0.01 0.01 35.08 35.57
Tabla 5.23 Propiedades a diferentes flujos de CO2 (Viscosidad de la fase liquida, de la fase vapor y gravedad
API).
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Gréfica 5.66 Densidad de la fase liquida variando el flujo de CO: prueba 4.
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Gréfica 5.67 Viscosidad de la fase liquida variando el flujo de CO:2 prueba 4.
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Gréfica 5.68 Gravedad API de la fase liquida variando el flujo de CO:z prueba 4.

La variacién en la densidad y en la gravedad API a lo largo del tiempo del proceso
es minima, en la viscosidad es donde se nota un cambio. Lo importante en esta
etapa es que el modelo reporta datos de las tres propiedades a diferentes flujos de
CO:y a lo largo del tiempo, para esta etapa de la prueba, en el tiempo 0 y al llegar
al flujo maximo de COz2 (0.85kmol/h).

La etapa 3 de la prueba 4 consiste en disminuir la cantidad de mezcla de
hidrocarburo dentro del sistema para simular el agotamiento del petréleo. La
finalidad de esta etapa es lograr que el modelo de simulaciéon aporte datos a
diferentes flujos de mezcla de hidrocarburos a lo largo del tiempo. Los datos
resultantes de esta prueba se presentan en las tablas 5.24-26 y son densidad,
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viscosidad y gravedad API, estos resultados se representan en las graficas 5.69-71,
respectivamente.

Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad
Flujo @ V2- Flujo @ V2- Lig @ V2- Lig @ V2- Vap @ V2- Vap @ V2-

50 HC 25 HC 50 HC 25 HC 50 Hc 25 HC
(kg/m?) (kg/m?) (kg/m?) (kg/m?) (kg/m?) (kg/m?)
790.51 789.30 79051 789.30 116.55 108.98
791.19 790.83 791.19 790.83 102.37 97.60
791.19 790.83 791.19 790.83 87.68 84.36
791.19 790.83 791.19 790.83 73.44 71.48
791.19 790.84 791.19 790.84 59.61 58.94
788.57 767.12 791.56 793.89 46.86 52.53
751.05 728.19 796.45 798.37 42.56 48.15
702.50 679.01 801.93 803.40 38.01 43.45
637.08 614.71 808.35 809.29 33.04 38.26
541.57 525.11 816.64 816.81 27.20 32.15
215.29 164.13 846.94 853.64 12.21 11.90

Tabla 5.24 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos prueba 4 etapa 3 (densidad de fluido,
fase liquida y fase vapor).

Densidad Densidad Densidad Densidad
LL@V2- L1@V2- L2@V2- L2 @ V2-
50 HC 25 HC 50 HC 25 HC
(kg/m®)  (kg/m®)  (kg/m®)  (kg/m?)
790.15 788.56 959.02 958.23
790.82 790.08 959.98 960.39
790.82 790.08 959.98 960.39
790.82 790.08 959.97 960.39
790.83 790.08 959.97 960.38
791.20 793.14 959.97 960.37
796.10 797.65 959.96 960.34
801.59 802.69 959.94 960.31
808.02 808.60 959.91 960.26
816.33 816.15 959.87 960.19

846.72 853.16 959.69 959.79

Tabla 5.25 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos prueba 4 etapa 3 (densidad de L1y
liquido 2).
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Viscosidad Viscosidad Viscosidad Viscosidad °APlI @ °APl @
Lig @ V2- Liq @ V2- Vap @ Vap @ V2-50 HC V2-25 HC

50 HC 25 HC V2-50 HC V2-25 HC

(cP) (cP) (cP) (cP)

1.48 1.39 0.02 0.02 47.50 47.77
1.50 1.43 0.01 0.02 47.35 47.43
1.49 1.42 0.01 0.02 47.35 47.43
1.48 1.42 0.01 0.01 47.35 47.43
1.48 1.41 0.01 0.01 47.34 47.42
1.47 1.43 0.01 0.01 47.26 46.74
151 1.47 0.01 0.01 46.16 45.74
1.56 1.53 0.01 0.01 44,95 44.63
1.63 1.59 0.01 0.01 43.55 43.34
1.72 1.68 0.01 0.01 41.77 41.73
2.14 2.23 0.01 0.01 35.57 34.26

Tabla 5.26 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos prueba 4 etapa 3 (viscosidad de fase
vapor, fase liquida y gravedad API).
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Gréfica 5.69 Densidad de la fase liquida variando el flujo de HC prueba 4.
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Gréfica 5.70 Viscosidad de la fase liquida variando el flujo de HC prueba 4.
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Gréfica 5.71 Gravedad API variando el flujo de HC prueba 4.

Los resultados obtenidos para esta etapa de la prueba 4 indican que el modelo de
simulacion en estado dinamico puede simular sistemas con petréleo en el
yacimiento cuando hay agotamiento de este fluido, hasta llegar a petréleo residual,
en presencia de agua y con proceso de inyeccion de COo..

En la etapa 4 de la prueba 4 se busca obtener datos sobre las posibles variaciones
en las propiedades de los fluidos en presencia de agua cuando se deja saturar el
yacimiento con flujo contante de CO2 durante 7 dias.

Los datos obtenidos se presentan en las tablas de la 5.27-29 y en las graficas 5.72-
74, reportando densidad, viscosidad y gravedad API, respectivamente.
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Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad Densidad
Flujo @ Fluo@ Lig@T1l Lig@T2 Vap @ Vap @

T1 T2 (kg/m3) (kg/m3) T1 T2
(kg/m®)  (kg/m?) (kgim®)  (kg/m®)
789.3 789.3 789.3 789.3 109.0 109.0
790.8 790.8 790.8 790.8 97.6 97.6
790.8 790.8 790.8 790.8 84.4 84.4
790.8 790.8 790.8 790.8 71.5 71.5
790.8 790.8 790.8 790.8 58.9 58.9
767.1 767.1 793.9 793.9 52.5 52.5
728.2 728.2 798.4 798.4 48.1 48.1
679.0 679.0 803.4 803.4 43.5 43.5
614.7 614.7 809.3 809.3 38.3 38.3
525.1 525.1 816.8 816.8 32.2 32.2
164.1 164.1 853.6 853.6 119 11.9

Tabla 5.27 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2 en la hora 0 (T1) y la hora 168
(T2) (densidad de flujo, de fase liquida y de fase vapor) prueba 4 etapa 4.

Densidad Densidad Densidad Densidad
LI@Tl LI1@T2 LL2@T1 L2@T2
(kg/m3) (kg/m3) (kg/md) (kg/md)

788.6 788.6 958.2 958.2
790.1 790.1 960.4 960.4
790.1 790.1 960.4 960.4
790.1 790.1 960.4 960.4
790.1 790.1 960.4 960.4
793.1 793.1 960.4 960.4
797.6 797.6 960.3 960.3
802.7 802.7 960.3 960.3
808.6 808.6 960.3 960.3
816.2 816.2 960.2 960.2
853.2 853.2 959.8 959.8

Tabla 5.28 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2z en la hora O (T1) y la hora 168
(T2) (densidad de L1 y L2) prueba 4 etapa 4.
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Viscosidad Viscosidad Viscosidad Viscosidad °APlI @ °APl @

Lg@Tl Lg@T2 Vap@Tl Vap@ T2 T1 T2

(cP) (cP) (cP) (cP)

1.4 1.4 0.016 0.016 47.8 47.8
1.4 1.4 0.015 0.015 47.4 47.4
1.4 1.4 0.015 0.015 47.4 47.4
1.4 1.4 0.015 0.015 47.4 47.4
1.4 1.4 0.015 0.015 47.4 47.4
1.4 1.4 0.014 0.014 46.7 46.7
1.5 1.5 0.014 0.014 45.7 45.7
1.5 1.5 0.014 0.014 44.6 44.6
1.6 1.6 0.014 0.014 43.3 43.3
1.7 1.7 0.014 0.014 41.7 41.7
2.2 2.2 0.013 0.013 34.3 34.3

Tabla 5.29 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2 en la hora 0 (T1) y la hora 168
(T2) (viscosidad y gravedad API) prueba 4 etapa 4.
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Gréfica 5.72 Densidad de la fase liquida a fluidos constantes después de 7 dias prueba 4 etapa 4.
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Gréfica 5.73 Viscosidad de la fase liquida a fluidos constantes después de 7 dias prueba 4 etapa 4.
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Gréfica 5.74 Gravedad API a fluidos constantes después de 7 dias prueba 4 etapa 4.

Al saturar durante 7 dias al sistema con CO2 no se encuentran variaciones de las
propiedades de los fluidos (densidad, viscosidad y gravedad API). Estos datos
sirven para saber hasta cuando y cuanto se inyecta CO:2 y esto propicia una
modificacion en las propiedades de los fluidos y del sistema.

La prueba 4 tiene como finalidad demostrar que el modelo de simulacion en estado
dindmico tiene la capacidad de aportar datos para sistemas en los que sea
necesario o convenga inyectar fluido por varias horas, recordando la presencia del
agua. Teniendo el andlisis de los resultados de cada etapa, se confirma que la
prueba 4 fue exitosa.

La presencia de agua en el sistema tiene efectos a considerar en un proyecto de
extraccion, como la presencia de dos fases liquidas y la posibilidad de surgencia de
la fase acuosa antes que la fase de hidrocarburos, lo cual, dificulta el proceso de
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extraccion. En cambio, la presencia de agua no modifica o altera el tratamiento del
modelo de simulacion en estado estacionario ni dindmico. Los resultados se ven
modificados en cuanto a los valores de flujos o propiedades, pero no es necesario
modificar los modelos de simulacién, lo que se modifica es la informacion de entrada
al modelo, es decir, las caracteristicas y propiedades que tiene el sistema a simular.

El agua es un flujo presente en el sistema como cualquier otro hidrocarburo e
incluso, algun otro gas de inyeccion, por lo que el balance de materia se cumple a
lo largo del PFR para el agua y para cualquier fluido que se introduzca al modelo.

La informacion que se obtiene con estos modelos de simulacion es la siguiente:

1. Comportamiento de los fluidos involucrados.
2. Propiedades de estos fluidos, las cuales son:
e Densidad
e Viscosidad
e Gravedad API
e Fase
e Composicion
e Miscibilidad o inmiscibilidad del gas inyectado
e Flujos
3. Perfiles a lo largo del medio poroso de las propiedades antes mencionadas.
4. Propiedades del sistema, son:
e Presién
e Temperatura

Todo modelo requiere de pruebas para demostrar su eficiencia y confianza para la
simulacién de tal proceso. En este trabajo se disefiaron 2 modelos de simulacién,
uno en estado estacionario y el otro en estado dinamico, ambos fueron sometidos
a pruebas para corroborar su eficacia, las 7 pruebas realizadas tuvieron éxito, lo
cual indica que ambos modelos se pueden utilizar para obtener la informacién antes
mencionada de algun proyecto de inyeccion de CO2 que se esté realizando en ese
momento o para planear proyectos futuros.
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CAPITULO 6
CONCLUSIONES

1. Los modelos de simulacion desarrollados en este trabajo en estado
estacionario y en estado dindmico permiten una aproximacion al
comportamiento del sistema conformado por un nucleo de roca y sus
interacciones con los fluidos del yacimiento (agua, petréleo y gas),
permitiendo estudiar los fendmenos de equilibrio (liquido-vapor y liquido-
liguido), sometidos a las restricciones de un desplazamiento en medio
poroso. EI modelo también permite estudiar el comportamiento de la
viscosidad a lo largo del proceso de desplazamiento. Sin embargo, el modelo
necesita ser ampliado para incorporar fenomenos de adsorcién en la interfaz
roca fluidos.

2. Se presenta el andlisis de los fendmenos que ocurren en un modelo poroso
gue busca aproximarse al que se tiene en un nucleo de roca durante la
inyeccion de CO2 mediante un lecho empacado con particulas que tienen la
misma forma y tamafio, es decir, un medio homogéneo idealizado. En
consecuencia, se obtiene un estudio que permite observar el comportamiento
del equilibrio de fases afectado por los efectos del mecanismo de
desplazamiento.

3. Los modelos de simulacion desarrollados, estacionario y dinamico, aportan
informacion basica con la que se estudia, evalla y disefia un proyecto de
inyecciébn de CO2, porque se aprovecha el conjunto de modelos de
propiedades termodindmicas y de transporte de Ultima generacion que ofrece
el simulador Aspen Plus®. Esta informacion puede ser exportada a un
simulador numérico de yacimientos. La informacién que se aporta es la
siguiente:

» Comportamiento de los fluidos involucrados.

» Propiedades de mezclas composicionales, dichos fluidos sometidos a
un amplio intervalo de presién y temperatura (1 — 90 bar y de 15 a
440°C), las cuales son:
= Densidad
» Viscosidad
» Gravedad API
= Fase
= Composicion
= Miscibilidad o inmiscibilidad del gas inyectado
= Proporcién de flujos
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» Perfiles a lo largo del medio poroso de las propiedades antes
mencionadas.

» Propiedades del sistema, las cuales son:
= Presion
= Temperatura

6.1 CONCLUSIONES PARTICULARES

1. El modelo Hysys-Peng-Robinson (utiliza parametros binarios de Peng-
Robinson del paquete de Aspen HYSYS, presién y temperatura critica,
correlacién de calculo de volumen y densidad Rackett-APIl, omega del
paquete Peng-Robinson de HYSYS, entre otros) seleccionado es lo
suficientemente robusto para representar satisfactoriamente el equilibrio
liquido-liquido-vapor de la mezcla de hidrocarburos, agua y CO2 en rangos
de 1 —90 bar y de 15 a 440°C.

2. La construccion del modelo de simulacion en estado estacionario basado en
un moédulo PFR, esto se corrobora con las 3 pruebas realizadas a este
modelo. Las pruebas consistieron en simular con diferentes mezclas a
diferentes composiciones y con datos de bibliografia para comparar los
resultados y corroborar la capacidad del simulador de predecir miscibilidad y
namero de contactos.

3. El modelo de simulacién en estado dinamico basado en un médulo PFR se
construy6 de forma exitosa, lo cual se confirma con las 4 pruebas que se
realizaron a este modelo. Las 4 pruebas consistieron en ajustar una mezcla
representativa presente en un yacimiento, corroborar la capacidad del
simulador para aportar informacion a lo largo del tiempo de las propiedades
que se han estudiado y por ultimo observar el impacto de la presencia de
agua en el sistema.

4. Para el desarrollo de los modelos se realiz6 un analisis de sensibilidad en
términos de variables de proceso y de los pardmetros que definen el medio
poroso (fraccion hueca, factor de forma, diametro de particula y densidad de
particula) con este estudio se sabe el comportamiento de las propiedades de
proceso al variar alguno de los parametros del medio poroso y con esto los
efectos que se tendran para ciertas caracteristicas de yacimientos. El efecto
en la presion para cada variable fue:
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e Fraccion hueca (E): al tener una mayor porosidad la caida de presion
es menor.

e Factor de forma(®s): la particula, al acercarse a la esfericidad, existe
una caida de presiéon menor en el sistema.

e Diametro de particula (Dp): a mayor tamafo de particula, la caida de
presion es menor.

e Densidad de particula (pP): no tiene efecto en la presion, es decir, no
hay caida de presion por esta variable.

5. El desarrollo de proyectos requiere de informacion suficiente para acercar la
simulacion a la realidad y obtener resultados que permitan planear un
proyecto adecuadamente. Con el desarrollo de estos dos modelos se
obtendra informacion que permite conocer el comportamiento de los fluidos
y del sistema, esta informacion sirve como base para los simuladores
especializados en yacimientos. Con esto se puede tener una mejor
planeacién de pruebas de desplazamiento y consecuentemente una mejor
planeacién del proyecto.

6. La presencia de agua en el sistema modifica el comportamiento de los fluidos
y del sistema. Los modelos de simulacién desarrollados en este trabajo son
capaces de reportar el comportamiento de las propiedades que se han
estudiado, aun en presencia de agua, lo cual aporta los perfiles de
comportamiento de propiedades al inyectar COx.
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Grafica 5.37 Densidad de la fase liquida prueba 2 estado dinamico.

Gréfica 5.38 Densidad de la fase vapor prueba 2 estado dinamico.

Gréfica 5.39 Viscosidad de la fase liquida prueba 2 estado dindmico.

Gréfica 5.40 Viscosidad de la fase vapor prueba 2 estado dinamico.

Gréfica 5.41 Gravedad API prueba 2 estado dinamico.

Gréfica 5.42 Envolvente de fases para mezcla de hidrocarburos y CO:2 inyectado
directo del modelo de simulacion.

Gréfica 5.43 Trayectorias en el PFR a diferentes temperaturas para mezcla de
hidrocarburos y CO2 inyectado.

Gréfica 5.44 Densidad de la fase liquida variando el flujo de CO2 después de 87
horas.

Gréfica 5.45 Viscosidad variando el flujo de CO2 después de 87 horas.

Grafica 5.46 Gravedad API variando el flujo de CO2 después de 87 horas.

Grafica 5.47 Densidad de la fase liquida variando el flujo de mezcla de hidrocarburos
después de 35 horas.

Grafica 5.48 Viscosidad variando el flujo de mezcla de hidrocarburos después de 35
horas.

Grafica 5.49 Gravedad API variando el flujo de mezcla de hidrocarburos después
de 35 horas.

Grafica 5.50 Densidad de la fase liquida a fluidos constantes después de 7 dias.
Grafica 5.51 Viscosidad a fluidos constantes después de 7 dias.

Grafica 5.52 Gravedad API a fluidos constantes después de 7 dias.

Grafica 5.53 Comportamiento de la temperatura a lo largo del PFR prueba 4 en
estado dinamico.

Gréfica 5.54 Comportamiento de la presion a lo largo del PFR prueba 4 en estado
dinamico.

Gréfica 5.55 Fraccion mol en fase liquida 1, liquida 2 y vapor de prueba 4 estado
dindmico (gréfica de barras).

Gréfica 5.56 Flujo molar en fase liquida 1 prueba 4 estado dinamico.

Gréfica 5.57 Flujo molar en fase liquida 2 prueba 4 estado dindmico.

Gréfica 5.58 Flujo molar en fase vapor prueba 4 estado dinamico.

Gréfica 5.59 Densidad del fluido etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
Gréfica 5.60 Densidad de la fase liquida etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
Grafica 5.61 Densidad de la fase L1y L2 etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
Grafica 5.62 Densidad de la fase vapor etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
Grafica 5.63 Viscosidad de la fase liquida etapa 1 de prueba 4 en presencia de
agua.

Grafica 5.64 Viscosidad de la fase vapor etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.
Grafica 5.65 Gravedad API etapa 1 de prueba 4 en presencia de agua.

Grafica 5.66 Densidad de la fase liquida variando el flujo de CO2 prueba 4.

Grafica 5.67 Viscosidad de la fase liquida variando el flujo de CO2 prueba 4.
Grafica 5.68 Gravedad API de la fase liquida variando el flujo de CO2 prueba 4.

144



Grafica 5.69 Densidad de la fase liquida variando el flujo de HC prueba 4.

Gréfica 5.70 Viscosidad de la fase liquida variando el flujo de HC prueba 4.
Gréfica 5.71 Gravedad API variando el flujo de HC prueba 4.

Gréfica 5.72 Densidad de la fase liquida a fluidos constantes después de 7 dias
prueba 4 etapa 4.

Gréfica 5.73 Viscosidad de la fase liquida a fluidos constantes después de 7 dias
prueba 4 etapa 4.

Gréfica 5.74 Gravedad API a fluidos constantes después de 7 dias prueba 4 etapa

145



ANEXQO 3: TABLAS

Tabla 3.1 Clasificacion del petrdleo por su densidad. Pemex 2017.

Tabla 3.2 Fracciones tipicas de petréleo y sus productos derivados.

Tabla 3.3 Predicciéon de productividad acumulada para el sector A.

Tabla 3.4 Prediccion de factor de recuperacion para el sector B.

Tabla 4.1 Caso base del modelo en estado estacionario.

Tabla 4.2 Composicion del fluido para pruebas de correlaciones de calculo de
volumen molar.

Tabla 4.3 Prueba de correlaciones de volumen molar a 15.5°C.

Tabla 4.4 Prueba de correlaciones de volumen molar a 30°C.

Tabla 4.5 Prueba de correlaciones de volumen molar a 59°C.

Tabla 4.6 Prueba de correlaciones de volumen molar a 93°C.

Tabla 4.7 Propiedades para la segunda prueba del modelo dinamico.

Tabla 4.8. Propiedades de la mezcla de hidrocarburos para modelo dinamico.
Tabla 5.1 Propiedades del sistema para simulacion de la prueba 1 a diferentes
composiciones de metano.

Tabla 5.2 Composicion de mezclas para la prueba 1.

Tabla 5.3 Flujo de CO2 en fase vapor a la salida de cada contacto para la prueba
1.

Tabla 5.4 Flujo molar de los componentes en fase vapor y liquido a la entrada y
salida de cada contacto de la mezcla M3.

Tabla 5.5 Flujos mésicos de CO2 de mezcla M3.

Tabla 5.6 Flujo molar de los componentes en fase vapor y liquido a la entrada y
salida de cada contacto de la mezcla M3.5.

Tabla 5.7 Flujos masicos de CO2 de mezcla M3.5.

Tabla 5.8 Datos para la prueba 2.

Tabla 5.9 Flujos molares de COzen fase vapor a la entrada y salida de cada contacto
para la prueba 2.

Tabla 5.10 Datos para la prueba 3.

Tabla 5.11 Comparaciéon de la composicion del articulo de Holm & Josendal contra
la del modelo de simulacion en estado estacionario.

Tabla 5.12 Datos para la prueba 1 del modelo dindmico.

Tabla 5.13 Datos para la prueba 2 del modelo dindmico.

Tabla 5.14 Valores de trayectorias de presion a diferentes temperaturas.

Tabla 5.15 Propiedades a diferente flujo de CO2 (densidad).

Tabla 5.16 Propiedades a diferente flujo de CO2 (viscosidad y gravedad API).
Tabla 5.17 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos (densidad).
Tabla 5.18 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos (viscosidad y
gravedad API).

Tabla 5.19 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO:z en la
hora O (T1) y la hora 168 (T2) (densidad).

146



Tabla 5.19 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO:z en la
hora 0 (T1) y la hora 168 (T2) (viscosidad y gravedad API).

Tabla 5.20 Datos para la prueba 4 del modelo dinamico.

Tabla 5.21 Propiedades a diferentes flujos de CO2 (Densidad de flujo, de fase
liguida y de fase vapor).

Tabla 5.22 Propiedades a diferentes flujos de CO2 (densidad de liquido 1 y de
liquido 2).

Tabla 5.23 Propiedades a diferentes flujos de CO2 (Viscosidad de la fase liquida, de
la fase vapor y gravedad API).

Tabla 5.24 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos prueba 4 etapa
3 (densidad de fluido, fase liquida y fase vapor).

Tabla 5.25 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos prueba 4 etapa
3 (densidad de L1 vy liquido 2).

Tabla 5.26 Propiedades a diferente flujo de mezcla de hidrocarburos prueba 4 etapa
3 (viscosidad de fase vapor, fase liquida y gravedad API).

Tabla 5.27 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2 en la
hora 0 (T1) y la hora 168 (T2) (densidad de flujo, de fase liquida y de fase vapor)
prueba 4 etapa 4.

Tabla 5.28 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2 en la
hora O (T1) y la hora 168 (T2) (densidad de L1y L2) prueba 4 etapa 4.

Tabla 5.29 Propiedades a flujos constante de mezcla de hidrocarburos y CO2 en la
hora 0 (T1) y la hora 168 (T2) (viscosidad y gravedad API) prueba 4 etapa 4.

147



ANEXO 4: NOMENCLATURA

CO:. Di6xido de carbono.

EOR. Enhaced oil recovery. Recuperacion mejorada del petroleo.

IOR. Improved oil recovery. Recuperacion mejorada del petréleo

PFR. Reactor de flujo piston.

API. American Petroleum Institute. Instituto Americano del Petréleo.

SENER. Secretaria de Energia.

PEMEX. Petr6leos Mexicanos.

IEA. International Energy Agency. Agencia Internacional de Energia.

9. MMtep. Millén de tonelada equivalente de petrdleo.

10.Mbd. Miles de barriles diarios.

11.SAP. Sistemas Artificiales de Produccion.

12.CNH. Comisién Nacional de Hidrocarburos.

13.Ci. Metano.

14.Co. Etano.

15.Cs. Propano.

16.CSS. Inyeccion ciclica de vapor.

17.SF. Inyeccién continua de vapor.

18.HASD. Inyeccion horizontal alternada con inyeccion de vapor.

19.SAGD. Inyeccidn de vapor asistido con segregacion gravitacional.

20.P. Petroleo.

21.WAG. Water alternating gas. Inyeccion alternada de agua y gas.

22.SWAG. Simultaneous water and gas. Inyeccion simultanea de agua y gas.

23.Nz2. Nitrégeno.

24. FAWAG. Foam Assisted WAG. Inyeccién alternada de agua y gas asistido
por espuma.

25.CDG. Colloidal Dispersion Gels. Dispersiones coloidales en gel.

26.ASP. Alkaline/surfactant/polymer. Inyeccion de alcalino, surfactante y
polimero.

27.AS. Alkaline/surfactant. Inyeccion de alcalino Y surfactante.

28.EUA. Estados Unidos de América.

29.EAU. Emiratos Arabes Unidos.

30. PMM. Presién minima de miscibilidad.

31.Co2+- C7+. Compuestos de etano, propano butano, pentano, hexano,
heptano y sus respectivos isbmeros.

32.PMM. Presién minima de miscibilidad.

33.NPC. National Petroleum Council. Consejo Nacional del Petroleo.

34.Bpd. Barriles por dia.

35.U. Velocidad superficial.

36.E. Fraccion hueca.

37. . Viscosidad del fluido.

38.Dp. Diametro de particula.

39.®s. Factor de forma.
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40.P. Densidad del fluido.

41.pP. Densidad de particula.

42.Bg. Factor de volumen.

43.Vgas@cy. Volumen del gas a condiciones de yacimiento.
44.Vgas@cs. Volumen de gas a condiciones en la superficie.
45.Lpca. Libras por pulgada cuadrada en espafiol.

46.L. Longitud del PFR.

47.D. Diametro del PFR.

48.V. Volumen del PFR.

49.HC. Hidrocarburos

50.CHa4. Metano.

51.CsHs. Propano.

52.C10H22. Decano.

53.Cie6H3z4. Hexadecano.

54.M1. Mezcla 1.

55.M1.5. Mezcla 1.5

56.M2. Mezcla 2.

57.M2.5. Mezcla 2.5.

58.M3. Mezcla 3.

59.M3.5. Mezcla 3.5.

60.M4. Mezcla 4.

61.No. Numero.

62.C2He. Etano.

63.CsHi0. Butano.

64.CsHi2. Pentano.

65.CsH14. Hexano.

66.CsH14+. Alcanos de hexano en adelante.

67.C7 — Co. De heptano a nonano. Heptano, octano y nonano.
68.C10 — C15. De decano a pentadecano.

69.Ci6 — C30. De hexadecano a triacontano.

70.Cso+. Alcanos de triacontano en adelante.

71.AP. Aspen Plus ®.

72.AD. Aspen Dynamics ®.

73.C20Ha1s. 1,1,2 — Trifeniletano.

74.Comp V1_1. Comportamiento de la valvula V1 corrida 1.
75.Comp V1_2. Comportamiento de la valvula V1 corrida 2.
76.Comp V1_3. Comportamiento de la valvula V1 corrida 3.
77.Comp V2_1. Comportamiento de la valvula V2 corrida 1.
78.Comp V2_2. Comportamiento de la valvula V2 corrida 2.
79.Comp V2_3. Comportamiento de la valvula V2 corrida 3.
80.P1. Presion 1 en el PFR para prueba 2 en estado dinamico.
81.L1PFR. Longitud 1 del PFR para prueba 2 en estado dinamico.
82.P2. Presion 2 en el PFR para prueba 2 en estado dinamico.
83.L2PFR. Longitud 2 del PFR para prueba 2 en estado dinamico.
84.L1. Liquido 1 (mezcla de hidrocarburos).
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85.L2. Liquido 2 (agua).
86.Liq. Se/bs. Liquido subenfriado/bajosaturado.
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ANEXO 5: ECUACIONES

S

141.5

Ecuacion 3.1: °API = —131.5

Yo

Ecuacién 3.2: y, = £2

Pw
__ Vgas@cy
o Vgas @cs

./ dp 1-8)2 uu
Ecuacion 4.1: — % = 150 4= &0
dz £ PsDy

Ecuacion 3.3: Bg
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