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INTRODUCCION

INTRODUCCION

Las reservas probadas de gas natural provenientes de yacimientos de gas y condensado en
México al 1 de enero de 2013, representan el 50% de las reservas 1P de gas natural no
asociado, y el 18% del total de reservas probadas de gas natural, esto es 3067.7 MMMPCN
(Pemex, Las Reservas de Hidrocarburos de Meéxico). De los 21 pozos exploratorios
terminados como productores comerciales en 2012, 8 de los pozos fueron productores de
gas y condensado, es decir un 38% (Pemex, Memoria de Labores 2012). Los
descubrimientos actuales de yacimientos de gas y condensado, asi como los volimenes de
reservas probadas relacionadas a los mismos, han aumentado la importancia industrial de
estos yacimientos en el pais, quien no esta exento de la tendencia mundial, ya que la
demanda energética y la disminucién en el descubrimiento de volumenes atractivos de
recursos convencionales, han acentuado la practica de perforar a profundidades mayores
en areas ya conocidas, encontrandose en la mayoria de los casos yacimientos de aceite
volatil y de gas y condensado. Por lo anterior, se hace aun mas importante el estudio de
estos yacimientos, y el entendimiento de los fendmenos que en ellos se presentan, tales
como el de condensacion retrograda y el dafio por acumulacién de condensados.

La explotacién por agotamiento natural de presién de estos yacimientos
proporciona un método ineficiente para producir los componentes mas valiosos,
denominados condensados, en razén de que la disminucién de la presién en el yacimiento
por debajo de la presién de rocio durante la produccién, propicia la precipitacion y
acumulacién de éstos en las regiones cercanas al pozo. Este fendmeno, conocido como
formacidn de bloque o banco de condensado, reduce la permeabilidad relativa al gas y por
lo tanto la productividad del pozo hasta un orden de diez veces. El mayor reto en
consecuencia en los yacimientos de gas y condensado, es evitar el depdsito de las
fracciones pesadas, las cuales representan la porcion mas rica del gas, y son responsables
en gran parte, de su capacidad calorifica y en consecuencia de su precio.

La mayoria de los métodos propuestos en la literatura para reducir el dafio causado
por acumulacién de condensado pueden agruparse de la manera siguiente:

= cambio de comportamiento de fases;

» reduccidn de caida de presion por acciones a nivel de pozo;

= cambio de las propiedades del sistema roca-fluidos;

= reduccién de caida de presidn por inyeccion o reinyeccién de un fluido.
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INTRODUCCION

El presente trabajo se enfoca en el tratamiento por cambio en el comportamiento
de fases, y a partir de un analisis PVT proporcionado como representativo para el Campo
A, tiene por objetivo obtener un modelo de simulacidon que permita contrastar y conocer
los efectos de la inyeccién de diversos agentes en el comportamiento de fases de un fluido
gas condensado, con la finalidad de reducir el dafo causado por la formacion del banco de
condensado mediante la revaporizacion de liquido. Los datos generados proveen un
primer contraste de las ventajas y desventajas de inyectar uno u otro fluido, ademas de
dar lugar al interés en profundizar con estudios de laboratorio en el comportamiento
simulado por algunas mezclas de inyeccién.



RESUMEN

RESUMEN

La presente tesis estd organizada en cinco capitulos. En el primer capitulo se incluye un
breve resumen de un estudio realizado por la CNH acerca del potencial de IOR-EOR de
México, asi como las caracteristicas de los diferentes procesos de recuperacion. Debido a
la importancia que tiene la obtencion de una muestra representativa del fluido de
yacimiento en el entendimiento del potencial y factibilidad de la aplicacién de los métodos
de EOR, el capitulo contiene un tema dedicado al muestreo de fluidos. Se comprende
también en el capitulo las caracteristicas de algunos estudios PVT, estudios que simulan
en el laboratorio el agotamiento de presion de un yacimiento volumétrico e isotérmico, y
que son indispensables para optimizar la produccién de un campo de aceite y/o gas, esto
al proporcionar conocimiento de los cambios volumétricos y de fases que el fluido del
yacimiento pueda sufrir en su camino desde el yacimiento hasta el proceso de refinacion.
Por ultimo, se incorpora en el capitulo una seccién dedicada a las ecuaciones de estado de
Van der Waals y Peng-Robinson, esta ultima la mas utilizada en la industria petrolera, y
que fue empleada en este trabajo para modelar los cambios producidos en el
comportamiento de fases debido a la inyeccion de los productos quimicos elegidos.

El segundo capitulo describe la clasificacién de los yacimientos de hidrocarburos,
con en los hidrocarburos que contienen y al diagrama de fases del fluido de yacimiento. El
fendmeno de condensacion retrégrada, importante en la formaciéon del banco de
condensado, se explica en el apartado dedicado a las caracteristicas de los yacimientos de
gas y condensado. La parte final del capitulo se enfoca en describir tanto el dafio causado
por la formaciéon de condensados en los alrededores de los pozos de gas y condensado,
como en sefalar algunos de los métodos utilizados para aminorar este problema.

En el tercer capitulo se presenta la informacién adquirida del analisis PVT
proporcionado; informacion utilizada en la obtencién del modelo de simulacién deseado
(ecuacién de estado ajustada) para representar la inyeccién de fluidos. Las
consideraciones realizadas, asi como el procedimiento efectuado para el ajuste de la
ecuaciéon de estado para el fluido original en el software de caracterizacién de fluidos
(PVTi), también se incluyen en este capitulo. Al final se exhibe el diagrama de fases
obtenido para el fluido muestreado, ademas de un contraste entre las observaciones
experimentales y las observaciones reproducidas por la simulacion.

De acuerdo a la literatura consultada, los fluidos de inyeccién elegidos para su
estudio fueron: gas natural, didxido de carbono, nitrégeno, metanol y la mezcla de didéxido
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RESUMEN

de carbono y metanol. En el cuarto capitulo se describe el procedimiento realizado para
generar los datos de simulacién necesarios para conocer el efecto de la inyeccion de estos
fluidos. Para estudiar el efecto de los fluidos agregados, se simularon experimentos de
agotamiento a composicidon constante (CCE) a temperatura de yacimiento.

En el quinto capitulo se analizan los efectos de la inyeccidn en el comportamiento de
fases de los dos fluidos seleccionados como casos base. Los datos obtenidos se presentan
de manera grafica, junto con los cambios en la composicidn del gas y/o liquido existentes
a las condiciones de interés, en las simulaciones que se creyeron necesarias. Las
conclusiones y recomendaciones derivadas de este anadlisis se presentan en el apartado
inmediato posterior a este capitulo.

Finalmente se incluyen tres anexos. El anexo A, dedicado a un procedimiento para
extender la fraccién C,;, denominado método de Whitson; y los anexos B y C
correspondientes a la nomenclatura y bibliografia respectivamente de este trabajo de
tesis.
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ABSTRACT

This thesis work is organized into five chapters. In the first chapter there is a brief
summary of a study conducted by the CNH about IOR-EOR potential of Mexico, as well as
the characteristics of different recovery processes. Due the importance of obtaining a
representative sample of the reservoir fluid in understanding the potential and feasibility
of the implementation of the methods of EOR, the chapter contains a topic dedicated to
the fluid sampling. In the chapter, it is also understood the characteristics of PVT studies,
that simulate in the laboratory the depletion of a volumetric and isothermal reservoir
pressure, which are necessary to optimize production of an oil/gas field, because it
provides knowledge about the volumetric and phases changes that the reservoir fluids
may suffer on their way from the reservoir to the refining process. Finally, the chapter
incorporates a section about Van der Waals and Peng-Robinson equations-of-state, being
the latest equation the most used in the oil industry, and it was used in this work to model
the changes in the phase behavior due to the injection of selected chemicals.

The second chapter describes the hydrocarbon reservoirs classification, based on
the hydrocarbons contained and the reservoir fluids phase diagram. The phenomenon of
retrograde condensation, that is important in the formation of "Condensate Banking", it is
explained in the section that is dedicated to the gas and condensate fields characteristics.
The chapter final part focuses on describing both the damage caused by the condensate
formation in the gas condensate wells vicinity as in pointing out some methods used to
reduce this problem.

The third chapter presents information obtained from provided PVT analysis. This
information was used in obtaining the desired simulation model (adjusted equation-of-
state) to represent the fluids injection. The considerations and the procedure performed
to adjust the equation-of-state for the original fluid in the fluids characterization software
(PVTi) are also included in this chapter. Finally, the phase diagram obtained for the
sampled fluid, and a contrast between experimental observations and the reproduced
observations by simulation are displayed.

According to the literature, the injection fluids chosen for their study were: natural
gas, carbon dioxide, nitrogen, methanol and a carbon dioxide and methanol mixture. The
fourth chapter describes the procedure performed to generate the simulation data
needed to determine the injection effect of these fluids. To study the effect of the added
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fluids, constant composition expansion (CCE) experiments were simulated at reservoir
temperature.

The fifth chapter discusses the two fluids selected as base cases injection effects in
the phase behavior. The obtained data are presented graphically, along with the existent
gas and/or liquid composition changes at the interest conditions, in the simulations that
were thought necessary. The conclusions and recommendations from this analysis are
presented in the immediate post-chapter section.

Finally three annexes are included. Annex A, dedicated to a process for splitting the
C,, fraction called Whitson method; and annexes B and C corresponding to the

nomenclature and bibliography respectively of this thesis work.
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1.1 Introduccién

1.2 Potencial de IOR-EOR de México

1.3 Mecanismos de recuperacion

1.4 Muestreo de fluidos
1.5 Analisis Presion-Volumen-Temperatura (PVT)

1.6 Ecuaciones de estado de Van der Waals y Peng-Robinson

I.1 Introduccion

Un volumen atractivo de petréleo adicional se encuentra al alcance de la infraestructura
de campos petroleros existentes, con la ventaja de que las empresas operadoras conocen
su ubicacién, ademds de poseer una buena idea de su volumen. Este recurso es el
petréleo que permanece en los yacimientos una vez que los métodos tradicionales de
recuperacién, tales como los procesos de produccion primaria y secundaria, alcanzan sus
limites econdmicos. Algunas investigaciones realizadas por organizaciones dedicadas al
andlisis de la industria de E&P, tales como la Agencia Internacional de Energia (AIE),
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Cambridge Energy Research Associates y el Consejo Mundial del Petréleo, indican que el
ritmo de declinacién de los campos petroleros existentes se estd incrementando
significativamente con el tiempo, de modo que la obtencién de produccion adicional juega
cada vez un papel mds importante para cubrir la brecha existente entre la oferta y la
demanda.

De acuerdo a estudios realizados por la Agencia Internacional de Energia, se estima
que la demanda mundial de energia continuara dependiendo de manera principal de los
hidrocarburos (crudo y gas). Conforme a estos prondsticos, para el afio 2030 los
hidrocarburos contribuiran aproximadamente con el 60% de la demanda total de energia,
de este porcentaje, el crudo contribuird con el 35%. Para este afio también, se estima que
la produccion mundial de petréleo crudo supere los 100 millones de barriles por dia. Las
cifras anteriores, ademas de la contribucién de diferentes fuentes a la produccidén mundial
de aceite pueden observarse en la figura 1.1.

Entre las conclusiones de mayor importancia de este analisis, se encuentra que la
produccién proveniente de recursos convencionales presenta una tendencia a declinar,
por lo que deja clara la importancia de la incorporacion de recursos no-convencionales y
nuevos descubrimientos, asi como la aportaciéon de la Recuperacién Mejorada (Enhanced
Oil Recovery, EOR, por sus siglas en inglés) a la produccién mundial. Esta ultima como se
verifica en la figura 1.1, proveera de aproximadamente 25 millones de barriles diarios a la
produccién mundial para el afio 2030.

En el futuro también, una fraccion importante de la produccion mundial de petrdleo
crudo (de 10 a 11 millones de barriles diarios para el 2030 aproximadamente) provendrd
de recursos no-convencionales, tales como el aceite pesado, bitumen, aceite de aguas
profundas, gases convertidos a liquidos por procesos de refineria y lutitas impregnadas
con aceite o gas (shale oil y shale gas).

A nivel mundial se estima que un volumen cercano a los 2x10" barriles de aceite
convencional, mas otros 5x10%% barriles de aceite no-convencional, permanecerd
almacenado en los yacimientos del planeta después de que los métodos de recuperacion
convencional se hayan utilizado. En razén a lo anterior se entiende la importancia de los
estudios de recuperacién mejorada (EOR), incorporados en esquemas de recuperacion
avanzada (Improved Oil Recovery, IOR, por sus siglas en inglés) en los campos petroleros,
asi como el desarrollo de la tecnologia enfocada al mejoramiento e innovacién de los

métodos a implementar para extraer esta gran cantidad de aceite remanente.
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Figura 1.1 Produccién mundial de aceite por tipo de fuente, en millones de barriles por dia (CNH,
2012).

1.2 Potencial de IOR-EOR de México

En la figura 1.2 se muestra una grafica realizada por la Comision Nacional de
Hidrocarburos (CNH) con cifras adquiridas al 2010, en ésta puede apreciarse el importante
potencial que posee el pais con un volumen remanente de hidrocarburos de 216,219
mmb; volumen de crudo conocido de depdsitos descubiertos y cuantificados, y al que casi
en su totalidad se puede acceder Unicamente con el uso de métodos de IOR-EOR.

Se destaca del grafico que sélo el 4.63% de este volumen remanente pertenece a
reservas 1P, una de las razones de este bajo nivel se debe de manera principal a la
carencia de aplicacién de métodos IOR-EOR que incrementen de manera importante el
factor de recuperacion de estos depdsitos.

Del volumen descubierto sélo ha sido explotado el 14%, lo que representa un
panorama alentador para la produccidon nacional ya que manifiesta que el aceite en
México estd muy lejos de agotarse, y demuestra que el futuro de la produccién vy la
restitucion de reservas, tendran como una de sus componentes principales los volimenes
incorporados y producidos a través de la aplicacion de técnicas de IOR-EOR;
adicionalmente se tiene el factor a favor de que el riesgo geolégico existente es bajo, en
razén de que la gran mayoria de estos depdsitos se encuentran en campos brown field

(abandonados) y campos maduros.
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Figura 1.2 Volumen remanente de aceite en México (CNH, 2012).

Tabla 1.1 Distribucién de aproximadamente el 90% del volumen remanente de aceite en México por
yacimiento (CNH, 2012).

No. Yacimientos Carbonatados mmb No. Yacimientos Siliciclasticos mmb

19 Ku-Maloob-Zaap 31,979 28 ATG 78,448
17 Poza Rica-Altamira 718,176 6 Cinco Presidentes 2,757
12 Abkatun-Pol-Chuc 79,547 2 Cantarell 1,267
14 Litoral de Tabasco 7,295 4 Ku-Maloob-Zaap 1,957
8 Cantarell 21,762 2 Litoral de Tabasco 535
7 Samaria-Luna 6,814 1 Samaria-Luna 647
4 Macuspana-Muspac 2,027

5 Bellota-Jujo 4,883

Aproximadamente el 90% del volumen de aceite remanente del pais se encuentra
en 129 yacimientos principales, los cuales pueden dividirse en 86 yacimientos
carbonatados, con aproximadamente 102 mil millones de barriles, y 43 yacimientos
siliciclasticos, con aproximadamente 85 mil millones de barriles. Estos volumenes de
aceite remanente también se pueden dividir de acuerdo a los Activos que administran los
yacimientos como se indica en la tabla 1.1.

La CNH basada en una metodologia desarrollada por la misma Comision, y que se
apoya en los criterios mas comunes de escrutinio de EOR y en la aplicacion de
herramientas data mining (mineria de datos) a proyectos exitosos de EOR, ha
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determinado que principalmente en los 43 yacimientos siliciclasticos se pueden considerar
como alternativas de recuperacién mejorada a:

* inyeccion de gases miscibles;

= inyeccion de gases inmiscibles;
® inyeccion de vapor;

® inyeccion de quimicos;

= combustidn in-situ.

Para el caso de los 86 yacimientos carbonatados se consideran como alternativas de
recuperacion a:

* inyeccion de gases miscibles;
* inyeccion de gases inmiscibles;

* inyeccion de quimicos.

Es importante mencionar que la metodologia utilizada considera principalmente
técnicas de recuperacion maduras. Del andlisis de los volimenes extraibles a través de
estos métodos de recuperacién se establecié una estimacion conservadora:

= solo 10% del volumen de aceite remanente podrd extraerse a través de métodos
de recuperacion mejorada;

* Jos yacimientos en el Activo de Produccidon Aceite Terciario del Golfo (ATG-
Chicontepec) son prescindibles;

* no se consideran volumenes provenientes de aguas profundas;

* |3 recuperacion se realizara con una relacion mdxima de extraccién R/P de 20
afos.

Los resultados arrojan que se podria recuperar un volumen del orden de 10 mil
millones de barriles de aceite, con lo que se podria obtener una produccion adicional
promedio de aproximadamente un millén de barriles diarios. Cabe mencionar que en la
determinacién de este potencial no se consideran restricciones presupuestarias, y se
requeriria primeramente de una evaluacidon econémica para cada candidato.

1.3 Mecanismos de recuperacion

Los procesos de recuperacién de acuerdo a su orden cronoldgico tradicionalmente se han
dividido en tres categorias: primaria, secundaria y terciaria. Los procesos involucrados en
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cada una de estas etapas pueden resumirse como se muestra en la figura 1.3. Durante la
recuperacién primaria, el hidrocarburo es producido con la energia natural del yacimiento.
Cuando la presion en el yacimiento disminuye a tal punto que ésta no proporciona un
empuje suficiente para mover a los fluidos hacia los pozos productores, entonces fluidos
como el agua o gas pueden ser inyectados para ayudar en el desplazamiento de los
hidrocarburos existentes en el yacimiento. A la conversion de algunos pozos productores a
inyectores y la subsecuente inyeccién de gas o agua para mantener la presién en el
yacimiento, se le conoce como recuperacion secundaria. En términos generales, para
yacimientos convencionales, el porcentaje de recuperacion de aceite al final de ambos
procesos de recuperacién (primaria y secundaria) se puede ubicar en un rango de entre
20% y 50%, dependiendo de las propiedades del aceite y del yacimiento.

Mecanismos de Recuperacion

- | Primaria |
Recuperacion
Convencional il 1

—— ]
A 4

|
Flujo Natural | | - Levantamiento
|[ Secundaria | Artificial
I
|

v I v
Inyeccion — Mantenimiento
deAgua ) | Terciaria de Presion
|
v v 7 v
Quimicos Térmicos Miscibles —— Otros: MEOR, Eléctricos,
Mefoiaca Surlactantes | Mecanicos (con vibraciones,
, v pozos horizontales)
Polimeros T v v
| i
el con Vapor o Inyeccion Ccmbslﬁzon Va[%gr“grﬁ\gua \/ G* v
il (iclica de Vapor €0, ases | [ Solventes

T Inertes Miscibles

Desplazamiento
con Espumas

Figura 1.3 Clasificacién tradicional de los métodos de recuperacion (CNH, 2012).

Historicamente la recuperacién terciaria se ha referido a una tercera etapa de
producciéon, donde se pueden aplicar gases de forma miscible, productos quimicos y/o
energia térmica para desplazar aceite adicional una vez que la recuperacién secundaria
llega a su limite econédmico; sin embargo, se podria definir simplemente como cualquier

proceso de recuperacion aplicado después de la recuperacion secundaria.
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La clasificacidn tradicional, que divide en una secuencia cronoldgica de tres etapas a
los procesos de recuperacion, no es tan general como se consideraba histéricamente.
Existen condiciones de produccidn no-convencionales adversas que hacen que los
métodos convencionales de produccion sean raramente aplicables en ciertos yacimientos,
tal es el caso de los aceites pesados, extra pesados e hidrocarburos de arenas
bituminosas, ya que tienen la caracteristica de tener alta viscosidad y en muchos casos
bajo contenido de gas en solucion. En estos yacimientos, la recuperacion primaria es muy
baja, del orden de 5% del volumen original, por lo que se requieren procesos alternativos
de produccién, que incluyan métodos térmicos, quimicos o inyeccion de gases miscibles
para extraer el aceite.

1.3.1 Recuperacion primaria

El comportamiento del proceso de recuperacion primaria se rige por las fuerzas que
intervienen en el flujo de fluidos a través de un medio poroso: fuerzas viscosas,
gravitacionales y capilares. Este proceso es caracterizado por la variacién de la presién en
el yacimiento, los ritmos de produccidn, la relacidn gas-aceite, la afluencia del acuifero y la
expansion del casquete de gas. Los factores que afectan el comportamiento del
yacimiento son las caracteristicas geoldgicas, las propiedades roca-fluidos, la mecanica de
fluidos y las instalaciones de produccion. La calidad de la administracién de yacimientos
también es muy importante, debido a que un mismo yacimiento explotado de diferentes
formas permite obtener diferentes porcentajes de recuperacion. Asimismo, las politicas
de la empresa operadora del campo y las de la agencia reguladora gubernamental juegan
un papel importante en el comportamiento de la produccidn.

La eficiencia de desplazamiento depende principalmente de los mecanismos de
produccion basicos que se presentan en yacimientos bajo la etapa de produccion, los
cuales son:

= expansion del sistema roca-fluidos;

= expansion del aceite por contenido de gas disuelto;

= expansion del casquete de gas;

= imbibicion espontanea;

= empuje por afluencia del acuifero;

= segregacion gravitacional;

= versiones de las anteriores, optimizadas mediante sistemas artificiales de

produccién.
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Estos mecanismos pueden actuar simultdnea o secuencialmente en el yacimiento,
dependiendo de la composicién de los fluidos contenidos y de las propiedades de los
sistemas roca-fluidos, por lo que el analisis de la variacidn de la presion en el yacimiento
con respecto a la produccién acumulada es fundamental para identificar la etapa en la que
éste se encuentra. La reduccion de la presién del yacimiento con el tiempo, es un aspecto
en comun entre todos los mecanismos de produccion, y éste se debe bdasicamente a la
extraccion de fluidos para su produccidn. En la tabla 1.2 se muestra un resumen de

caracteristicas relevantes de los diferentes mecanismos de produccién primaria.

Tabla 1.2 Caracteristicas de los mecanismos de produccion primaria (CNH, 2012).

fluidos

continuamente pi>pb

constante

yacimientos con alta
Swi)

Promedio: 3%

, Presion del Relacion Gas - Aceite .. L.
Mecanismo e Produccién de agua Eficiencia Otros
yacimiento (RGA)
.. i L i Ninguna (excepto en
Expansion roca - Declina rapido y Permanece bajay 1-10%

Empuje por gas
disuelto

Declina rapido y
continuamente

Primero baja, luego
sube a un maximo y
cae nuevamente

Ninguna (excepto en
yacimientos con alta
Swi)

5-35%
Promedio: 20%

Requiere bombeo al comienzo
de la produccion

Empuje por casquete
de gas

Declina lento y
continuamente

Aumenta
continuamente en
pozos terminados en
zonas estructurales
altas

Ausente o insignificante

20-40%
Promedio: 25% o mas

La surgencia de gas en los
pozos terminados en zonas
estructuralmente bajas indican
un empuje por gas

Empuje por acuifero

Permanece alta y
sensible a la
produccidn de aceite,
gas y agua

Permanece baja si la
presion permanece
alta

Aumenta
apreciablemente y los
pozos terminados en
zonas estructuralmente
bajas producen agua
muy temprano

35-80%
Promedio: 50%

N calculado por balance de
materia cuando W, no se
considera

Segregacion
gravitacional

Declina rapidoy
continuamente

Permanece baja en

pozos terminados en

zonas estructurales
altas

Ausente o insignificante

40-80%
Promedio: 60%

Cuando k>200 mD y el angulo
del yacimiento >10°y la p,es
baja (<5 cp)

1.3.2 Recuperacion secundaria

Mediante este proceso de recuperacién se le proporciona energia adicional al yacimiento
mediante la inyeccién de fluidos en forma inmiscible (gas, agua y combinacidn agua-gas),
al proveer éstos un mecanismo de empuje extra al yacimiento.

Al implementar un proceso de recuperacion secundaria se busca reemplazar, total o
parcialmente, un mecanismo primario por uno secundario, basado en un desplazamiento
inmiscible. La efectividad y rentabilidad de este remplazo, en cualquier etapa de la vida
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productiva del yacimiento, determina el momento dptimo para iniciar un proceso de
inyeccion de fluidos.

De acuerdo algunos autores, en yacimientos que han sido administrados de manera
correcta, los factores de recuperacién esperados pueden llegar a estar en el rango de
entre 50% y 65% del volumen original; algunos otros mds conservadores estiman que
después de implementar un proceso de recuperacién secundaria el factor de recuperaciéon
a obtener estara entre el 30% y 50%.

La inyeccidon de agua es el método que mas se ha utilizado como recuperacion
secundaria, y es considerado comunmente en la industria como sinénimo del proceso.

1.3.3 Recuperacion mejorada (EOR)

La recuperacion mejorada se refiere a la recuperacion de aceite obtenida al inyectar
materiales que normalmente no estan presentes en el yacimiento, o materiales que estan
en el yacimiento pero con son inyectados a condiciones especificas con el fin de alterar
considerablemente el comportamiento fisico-quimico de los fluidos del yacimiento. Esta
definicion abarca todos los modos de procesos de recuperacion (desplazamientos, remojo
e intervenciones a pozo), y considera muchas sustancias para la recuperacion de aceite. Es
importante sefialar que los métodos de EOR no se restringen a métodos de una etapa de
produccién dada (primaria, secundaria o terciaria), ya que las técnicas empleadas durante
la recuperacion mejorada pueden realmente iniciarse en cualquier momento durante la
vida productiva de un yacimiento petrolero; lo anterior por ejemplo en la explotacion de
campos de crudo extra pesado, los cuales no pueden ser desarrollados sin la asignacién de
un fuerte capital de inversidn en técnicas EOR. Por otro lado, la alta asignacion de recursos
econdémicos para los proyectos marinos y de aguas profundas garantiza una reevaluacion
de las filosofias de desarrollo, ya que las opciones de produccion alguna vez consideradas
terciarias, ahora necesitan ser consideradas como alternativas en las etapas de desarrollo
iniciales.

Estos métodos de recuperacion permiten extraer volimenes de aceite que
normalmente no se podrian obtener econdmicamente por los métodos convencionales de
recuperacién (primaria y secundaria). Existen casos de éxito en el mundo en donde el
factor de recuperacion ha superado el 70% del volumen original in-situ.

Los hidrocarburos en los que se pueden aplicar técnicas de EOR tienen un amplio
rango de caracteristicas fisico-quimicas: desde crudos volatiles con altas gravedades APl y
baja viscosidad hasta crudos con gravedades APl muy bajas y alta viscosidad. Asimismo,
pueden estar almacenados en depdsitos con caracteristicas geoldgicas diversas: desde
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yacimientos carbonatados de baja permeabilidad en profundidades considerables, hasta
formaciones de arenas someras. Por lo anterior, los métodos de EOR pueden aplicarse casi
en cualquier tipo de sistema roca-fluido.

La implementacion de procesos de EOR depende de la temperatura, la presién, la
profundidad, la zona productora neta, la permeabilidad, el aceite residual, porosidad y de
las propiedades del fluido del yacimiento, tales como saturacién, gravedad API, viscosidad
y composicidn; por ejemplo, la inyeccidn de un agente ajeno al yacimiento requiere la
realizacion de pruebas de compatibilidad de fluidos previas, en razon de que el material
inyectado como proceso de EOR en su interaccion con los fluidos del yacimiento podria
dar lugar a la formacién de precipitados, reduciendo el espacio poroso y provocando
caidas de presion adicionales e interferencia al flujo.

Los métodos de recuperacion mejorada se pueden clasificar en dos grandes grupos
principales: térmicos y no-térmicos, pero la mayoria de métodos corresponden a una de
las siguientes tres categorias generales: inyeccion de gas, inyeccion de quimicos, y técnicas
termales. En la figura 1.4 puede observarse la clasificacion de los diferentes métodos
pertenecientes a estas categorias.
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No

Térmicos Térmico

| I | I
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Figura 1.4 Clasificacion de los métodos de recuperacién mejorada (CNH, 2012).
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Los métodos térmicos se han usado ampliamente para el desplazamiento de aceites
pesados, mientras que los procesos de desplazamiento con productos quimicos y gases
miscibles son usados en aceites que van desde intermedios a ligeros. De todos los
métodos de EOR, los térmicos tienen la menor incertidumbre y proporcionan cerca del
70% de la produccion mundial proveniente de métodos de EOR.

La inyeccion de quimicos es mdas compleja, por lo que tiene mayor grado de
incertidumbre, pero si la formulacidon del quimico es disefiada de manera apropiada y
controlada para las condiciones de flujo en el yacimiento, los quimicos pueden llegar a
tener un alto potencial para alcanzar excelentes recuperaciones de aceite. Por ejemplo, en
yacimientos de gas y condensado se han realizado estudios de tratamiento con quimicos
para reducir el dafio causado por bloqueo de liquidos (agua + condensado), esto mediante
el cambio de la mojabilidad de una roca inicialmente mojada por agua a una mojabilidad
neutra, reduciendo la saturacion de liquidos y aumentando la permeabilidad relativa al
gas.

1.3.4 Recuperacion avanzada (IOR)

La recuperacidén avanzada se refiere a cualquier técnica de recuperacién utilizada para
incrementar la recuperacion de aceite por cualquier medio posible. Dichas técnicas
pueden incluir a la recuperacién secundaria y los métodos de EOR; sin embargo, también
abarcan un amplio rango de actividades de ingenieria petrolera, como estrategias
operacionales relacionadas con incrementar la eficiencia de barrido con pozos de relleno,
pozos horizontales, polimeros para el control de movilidad, asi como practicas de
caracterizacion y administracion avanzada de yacimientos.

1.4 Muestreo de Fluidos

Los estudios de laboratorio son muy importantes para conocer las propiedades de la
formacidén productora, las propiedades de los fluidos contenidos y la distribucion de los
mismos, entre otros aspectos, los cuales ayudan a entender el potencial y la factibilidad de
aplicaciéon de los métodos de EOR. Este tipo de experimentos sirven también como
sustento para dimensionar a escala de laboratorio las propiedades relevantes que son
estudiadas a escala de nucleos, y que influyen en el desempefio de la implementacién de
los procesos de EOR, por lo tanto, los estudios de laboratorio aportan informacién
necesaria para profundizar los estudios geoldgicos, petrofisicos y de ingenieria, los cuales
sustentardn el disefio de un proyecto de recuperacion a escala de yacimiento.
Las pruebas para la seleccidn de los métodos EOR pueden clasificarse en 4 grupos:
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= caracterizacion de la mezcla de hidrocarburos;
= estudios de fluidos de inyeccion;

= caracterizacidn de nucleos de yacimiento;

= estudios de desplazamiento en medios porosos.

Para caracterizar a la mezcla de hidrocarburos es necesaria la obtencion de una
muestra representativa del fluido del yacimiento, es decir una muestra a condiciones
in-situ. El muestreo es una operacion muy importante, ya que los datos arrojados de
experimentos PVT realizados a las muestras, se utilizan para realizar calculos y
simulaciones de trascendencia técnica y econdmica. Entre la informacion obtenida mas

importante se encuentra la siguiente:

= calculo de las reservas de aceite y gas;

= programas de desarrollo del yacimiento;

= predicciones del comportamiento del yacimiento;

= calculo de la vida fluyente de los pozos;

= disefio de baterias de separacidn y recoleccién;

= seleccion del proceso de recuperaciéon mejorada de hidrocarburos;
= disefio de plantas de tratamiento, procesamiento y refinacion.

Es importante mencionar que la obtencién de una muestra representativa de los
fluidos de un yacimiento de gas y condensado, es considerablemente mas dificil que la de
un yacimiento de aceite negro. La razén principal de esta dificultad radica en la posible
formacion de condensado retrogrado durante el proceso de muestreo. Dependiendo del
lugar donde se tomen las muestras, éstas se pueden clasificar de la forma siguiente:

* muestras de superficie (recombinadas de separador);
®* muestras de cabezal;
= muestras de fondo.

Cualquiera que sea el método de muestreo a utilizar, se recomienda realizarlo al
comienzo de la vida productiva del yacimiento, ya que de esta manera la muestra serd
mas representativa de la composicion del fluido original.

Previo a la toma de cualquier muestra, se debe seleccionar el pozo y prepararlo para
ello. A continuacidén se presenta una lista de las consideraciones mas importantes a

tomarse en cuenta.
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* El pozo debe ser lo mas reciente posible. Esto hace que se minimicen los efectos
de gas libre existente en el yacimiento, e incrementa la posibilidad de que la
composicion de sus fluidos no haya experimentado muchos cambios.

® El pozo debe tener el mayor indice de productividad posible, a fin de mantener alta
la presion en las cercanias del pozo.

= Se recomienda que el pozo no produzca agua. Si no existen pozos de este tipo,
debe tenerse un cuidado especial en la ubicacién de los equipos toma muestras de
la prueba.

= Deben probarse varios pozos con diferentes gastos de produccidn para determinar
la presion de fondo fluyendo (P, f) a tales gastos. Esto permitira determinar cual
de ellos tiene la presion de flujo estabilizada mas alta a un gasto de produccion
estabilizado.

= Debe seleccionarse el pozo que posea una relacién gas-aceite (RGA) estable, para
lo cual es importante el analisis de su historia de produccion, que indicara los
cambios de RGA o de produccion. Los cambios en esta relacidon son indicios de
cambios de saturacion en las cercanias del pozo, lo cual hara imposible la

obtencidn de una muestra representativa.
1.4.1 Muestras de superficie (recombinadas de separador)

En este procedimiento la toma de muestras se realiza en el separador de alta presién
después de un periodo adecuado de estabilizaciéon, y posteriormente, en el laboratorio, se
recombinan los fluidos en las mismas proporciones que existian al momento del muestreo
de acuerdo a la relacién gas-aceite medida en el separador.

Ademds de las muestras, se necesita la siguiente informacion complementaria,

necesaria para lograr una buena recombinacién de las muestras adquiridas:

= volumen de aceite en el separador y en el tanque de almacenamiento;
= temperaturay presion del separador;

= temperaturay presion del tanque de almacenamiento;

» gravedad especifica del aceite;

= relacién gas-aceite de produccion;

= gravedad especifica del gas;

= temperatura del fondo del pozo;

= presion de fondo fluyendo del pozo.
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Este método es recomendable cuando la presién de fondo fluyendo del pozo es
mayor que la presidn de burbuja (P,) de la mezcla de hidrocarburos. Si la presién de fondo
fluyendo es menor, se produce gas libre y la presiéon de burbuja obtenida en el laboratorio
sera mayor que la original del yacimiento.

Total, presenta las siguientes recomendaciones para el muestreo en superficie:

= |as muestras de gas y aceite deben ser tomadas de manera simultanea;

» el separador debe estar operando a condiciones estabilizadas de presidn,
temperatura y flujo;

= determinar con la mayor precision posible las condiciones del separador durante el
muestreo (P, T, RGA, q, Y qg4);

= para el muestreo de gas se recomienda llenar un cilindro evacuado;

= para el muestreo de liquido se recomienda utilizar la técnica de desplazamiento (la
muestra de liquido desplaza al fluido del cilindro);

® |as muestras deben ser tomadas en el separador de mayor presién.

1.4.2 Muestras de cabezal

Este procedimiento se aplica basicamente en la toma de muestras en pozos productores
de condensados. Para realizarlo se requiere de la misma preparacién e informacién de los
pozos que el método de recombinacidon de muestras; la presidon y la temperatura juegan
un papel importante y, por ello, es necesario conocer sus valores en el punto de toma de
la muestra.

Este método utiliza un tubo de pequefio diametro que se introduce en el centro de
la tuberia de flujo del pozo, punto donde existe la mayor velocidad de flujo. El fluido que
se pasa por dicho tubo es desviado a un separador auxiliar o a un recipiente para tomar
muestras. También se pueden tomar muestras separadas de gas y liquido para tratarlas
como en el método de recombinacion de muestras.

Este procedimiento pierde exactitud cuando los pozos producen con alto contenido
de liquido, ya que los liquidos se distribuyen a lo largo de la tuberia y no fluyen
distribuidos uniformemente en el gas, lo que ocasiona que no sean recogidos cuando el
tubo toma muestras se ubica en el centro de la tuberia.

1.4.3 Muestras de fondo

Para obtener este tipo de muestras es necesario preparar el pozo seleccionado para el
muestreo, el tiempo requerido para esta actividad dependerd de la historia y capacidad de
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produccién del pozo. El pozo debe producirse al gasto de produccién mas bajo que pueda
mantener y hasta que se haya estabilizada la RGA de produccion, lo anterior con el
objetivo de obtener la mayor presion de fondo fluyendo. Se recomienda también alcanzar
la menor saturacién de gas posible en las cercanias del pozo vy, de ser factible, que esta
saturacién sea menor a la saturacion critica.

En la seleccion de la profundidad de muestreo debe elegirse un punto en el cual la
presién en ese punto sea igual o mayor a la presion de burbuja del fluido del yacimiento,
dicho punto normalmente se encontrara en la zona de mayor flujo y/o a la mayor
profundidad de flujo.

Para el muestreo se introduce un tomamuestras con la ayuda de un cable, se ubica a
la profundidad deseada y se activa su cierre desde la superficie, obteniendo la mezcla de
hidrocarburos a la presidon y temperatura de muestreo. Se recomienda tomar por lo
menos 3 muestras, a las cuales se les debe determinar la presién de burbuja en el campo a
temperatura ambiente; como regla general la diferencia de presién entre ellas no debe ser
superior a 30 Ipc (Rojas, 2003).

Una vez adquirida la muestra, ésta se lleva a la superficie, donde se determina el
buen estado del equipo de muestreo que contiene los liquidos a presion, con la finalidad
de verificar que no tenga pérdidas. La presidn de la cdmara debe ser ligeramente inferior a
la presién de fondo fluyendo.

El muestreo de fondo no se recomienda en yacimientos de gas y condensado debido
a que cuando el pozo esta fluyendo, parte del liquido que se condensa dentro del pozo se
queda adherido a las paredes de la tuberia, y si la muestra de fondo se toma con el pozo
fluyendo, la cantidad de liquido y gas que recogerd el equipo tomamuestras serda en
proporcién diferente a la contenida en el yacimiento. Ademas, al cerrar el pozo el
condensado que existe en la parte superior de la tuberia de produccion se depositara en
el fondo del pozo, originando que el fluido del pozo contenga una mayor cantidad de
hidrocarburos pesados que el fluido original; se recomienda por lo tanto que para
yacimientos de gas y condensado las muestras se obtengan de superficie y se recombinen
a las condiciones adecuadas.

A continuacion se enlistan algunos de los problemas que pueden presentarse
durante la toma de muestras.

= Se encuentra gas libre en la cdmara. Esto se puede detectar por una reduccion de
la presidn y de la temperatura de la camara, desde la temperatura de fondo o de
flujo a la temperatura ambiente de la superficie.
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» Al determinar la presion de burbuja mediante inyeccion de agua o de mercurio,
esta resulta mayor que la presion de fondo fluyendo. En este caso es posible que se
haya recolectado gas libre en el fondo o que se haya perdido petrdleo durante su
desplazamiento desde el fondo hasta la superficie.

En la tabla 1.3 se sefialan algunas ventajas y desventajas de los diferentes tipos de
muestreo.

Tabla 1.3 Ventajas y desventajas de los diferentes tipos de muestreo (Rojas, 2003).

Tipos de muestreo Ventajas Desventajas

-La muestra no se contamina con |-Los resultados dependen de la
fluidos acumulados en el pozo. exactitud de la medicidon de los gastos
-Menor costo y riesgo que el de  |de produccién.

s Hici fondo. -Resultados erréneos cuando se tiene
uperficie . . - -
-Permite tomar muestras de gran [separacidn gas-liquido deficiente.
volumen. -Pequefios errores de medicién de

-Las muestras son de facil manejo |tasas de flujo y recombinacién
en el campo y superficie. generan muestras no representativas.

-Es dificil tomar una muestra
representativa por la agitacion de los
fluidos que ocurre durante el
muestreo.

-Répido y de bajo costo.
Cabezal -No requiere de medicidn de
tasas de flujo.

-No se toman muestras
representativas cuando P < Py.

-Volumen de muestra pequena.
-Pueden ocurrir fugas durante la
recuperacion del muestreador a

-No requiere de medicion de las
tasas de flujo.

Fondo -No es afectado por problemas de
- - superficie.
separacion gas-liquido en el ]
-Posible pescado por rotura del
separador. i
equipo.

-Peligro de accidentes en el manejo
de la muestra a alta presién.

1.5 Analisis Presion-Volumen-Temperatura (PVT)

Para optimizar la produccién de un campo de aceite y/o gas, es necesario disponer de un
extenso conocimiento de los cambios volumétricos y de fases que el fluido del yacimiento
pueda sufrir en su camino desde el yacimiento hasta el proceso de refinacién. La presién y
temperatura disminuirdn gradualmente con la produccién del pozo, disminuyendo aun
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mas en las lineas de flujo que conectan el pozo con la central de recoleccién, y en la
misma central en si (separadores, equipo de procesamiento, etc.).

Las condiciones en el mismo yacimiento también cambiaran como resultado de la
produccién. Un yacimiento monofasico de aceite o gas en la fase exploratoria, puede un
tiempo después de su explotacion convertirse en un yacimiento con dos fases presentes.
Esta separacién de fases se da como resultado del material extraido del yacimiento. Con
mas espacio disponible para el fluido remanente del yacimiento, la presidon disminuira y
después de algun tiempo puede llegar a la presién de saturacién, con la que la segunda
fase (gas o aceite) comenzara a formarse.

Propiedades PVT es el término general utilizado para expresar el comportamiento
volumétrico de algun fluido de yacimiento como una funcidn de la presién y temperatura.
Una propiedad PVT esencial es la presién de saturacién a la temperatura del yacimiento,
ya que a partir del momento en que se alcance esta presion en el yacimiento y la segunda
fase se comience a formar, la composicion de la corriente del pozo producida muy
probablemente cambiard, a consecuencia de que la produccién provendra principalmente
de la zona de gas o de la zona de liquido.

Debido a lo anterior se requieren analisis PVT precisos del fluido del yacimiento para
caracterizarlo correctamente y conocer su comportamiento, los cuales consisten en
simular en el laboratorio el agotamiento de presidn de un yacimiento volumétrico e
isotérmico. Estos estudios permitiran determinar las diferentes propiedades fisicas de los
fluidos en un amplio rango de temperaturas y presiones, asi como también permitiran
conocer como cambian las propiedades originales del yacimiento a medida que varia la
composicion de la mezcla de hidrocarburos debido a la produccidn del mismo.

En general se puede sefialar que las propiedades PVT permiten predecir:

= el cambio en la composicion de la corriente de flujo como funcidn del tiempo;

= el disefo de terminacion, el cual depende de las propiedades de los fluidos en el
pozo;

» el efecto de la reinyeccién de gas;

= |os efectos de miscibilidad;

= |as cantidades y composiciones de los liquidos que quedan en el yacimiento y sus
propiedades: densidad, tensién superficial, viscosidad, entre otras;

» |a concentracidn de H,S, N, y CO, en el gas producido.

La cantidad de datos deseados determina el numero de pruebas a realizar en el
laboratorio. En general, existen tres tipos de pruebas de laboratorio utilizadas para
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estudiar muestras de yacimientos de hidrocarburos, estas pruebas se enlistan a
continuacion.

=  Pruebas primarias. Estas pruebas son simples, y son pruebas rutinarias realizadas
en el campo, tales como la medicion de la densidad relativa y la determinacién de
la RGA de los fluidos producidos.

=  Pruebas de laboratorio rutinarias. Estas son varias pruebas de laboratorio que se
llevan a cabo comiUnmente para caracterizar el fluido del yacimiento, en estas
pruebas se incluyen el andlisis de la composicion del sistema, expansidén a
composicion constante (CCE), liberacidon diferencial, prueba de separadores y
agotamiento a volumen constante (CVD).

=  Pruebas de laboratorio especiales. Este tipo de pruebas se llevan a cabo para
aplicaciones muy especificas. Por ejemplo, si un yacimiento va a ser sometido a un
proceso de inyeccion ciclica de gas, se pueden realizar pruebas de tubo delgado
(slim tube) o pruebas de hinchamiento (swelling).

1.5.1 Tipos de separacion gas-liquido

Las pruebas de laboratorio utilizadas para conocer el comportamiento PVT del fluido de
yacimiento, deben simular los tipos de separacion gas-liquido que ocurren durante el
proceso de produccién desde el yacimiento hasta los separadores. Dos tipos de
separacion se pueden presentar.

=  Separacion diferencial. Se define como aquella donde la composicién total del
sistema varia durante el proceso. En el caso de un gas condensado el gas separado
es removido parcial o totalmente del contacto con el condensado. Al disminuir la
presion del yacimiento por debajo de la presion de rocio, el liqguido condensado
permanece inmovil en contacto con el gas mientras la saturacién no alcance la
saturacidn critica. El gas remanente se movera hacia los pozos de produccion y la
composicion del sistema gas-liquido estara cambiando continuamente; por lo que
bajo estas condiciones el proceso de separacion serd de tipo diferencial, con la fase
liqguida inmovil y la gaseosa moviéndose continuamente.

= Separacion instantdnea (flash). En la separacidn instantanea la composicidn total
del sistema se mantiene constante durante el agotamiento de presion, por lo que
las fases separadas permanecerdn en contacto durante el depresionamiento. En
las tuberias de produccion, lineas de flujo y separadores las fases gas y liquido se
mantienen en contacto, sin un cambio apreciable de la composicidn del sistema, y
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en agitacidon permanente, lo cual permite el equilibrio entre las fases. Bajo estas

condiciones el proceso de separacién es de tipo instantaneo.

En un gas condensado mas liquido se condensa en la separacidn instantanea que en
la diferencial, debido a que en la separacién instantanea permanece mayor cantidad de
gas en el sistema, del cual mds y mas componentes pesados se pueden condensar al

disminuir la presion.
1.5.2 Prueba de expansidon a composicion constante (CCE)

Esta prueba también se conoce como separacion flash, se define como el proceso por el
cual, todo el gas o aceite liberado de una mezcla de hidrocarburos permanece en contacto
y en equilibrio con la fase de la que se separa. Este procedimiento consiste en efectuar
varias etapas de agotamiento de presidn, variando el volumen inicial de la celda PVT que
contiene la muestra, manteniendo durante el proceso la temperatura constante.

.~ ~ ~
T Gas Gas
(O] = (O]
= & =
S8 = 8
- < I <
S” <
7 > 2
N 8 n
o < >
p 4
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H=g

Hg Hg
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Figura 1.5 Prueba de expansidén a composicidn constante para un petrdleo crudo.

Esta prueba comunmente conocida como prueba de presidn-volumen, se realiza en
fluidos de yacimientos de gas y condensado o petrdleos crudos para simular las relaciones
presién-volumen de estos sistemas de hidrocarburos, obtenidas éstas bajo un proceso de
equilibrio o de liberacidén instantanea. Algunos de los parametros obtenidos con un

experimento CCE son los siguientes:
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= presion de saturacion (presion de burbuja o presidn de rocio);

= coeficientes de compresibilidad isotérmica de fluidos en una sola fase por encima
de la presidn de saturacién;

= factores de compresibilidad de la fase gaseosa;

= volumen total de hidrocarburos en funcion de la presion.

El procedimiento experimental, como se muestra en la figura 1.5, consiste en
colocar una muestra del fluido del yacimiento (aceite o gas) en una celda visual PVT a la
temperatura del yacimiento y a una presion por encima de su presion inicial. La presion de
la celda se disminuye a temperatura constante al ir removiendo mercurio a pequefios
intervalos de la celda, incrementando asi el espacio disponible para el fluido, se agita la
celda y se permite un tiempo suficiente para que ocurra el equilibrio, sin remover de ella
ningun liquido ni gas. Se mide entonces el cambio en el volumen total de hidrocarburos
(V;) para cada decremento de presion.

Este procedimiento se continta hasta observar un cambio brusco en la pendiente
del grafico de presion vs volumen (figura 1.6). Para petréleo crudo este cambio ocurre
cuando el gas en solucidn comienza a liberarse y, por lo tanto, indica la presidon de burbuja
del sistema de hidrocarburos (Ps,;: = Pp). El volumen correspondiente (Vs,:) se mide y
registra para utilizarlo como referencia. El volumen del sistema de hidrocarburos en
funcién de la presion de la celda se reporta como el cociente del volumen de referencia.
Este se denomina volumen relativo y se expresa matematicamente por la siguiente

ecuacion:
V. = Ve 1
rel — Vsat ( )

donde V,,; es el volumen relativo; V; el volumen total del sistema de hidrocarburos; y Vg,
el volumen a la presién de saturacion.

Una vez obtenido el equilibrio se registra la presién resultante. El proceso se repite,
midiendo en cada paso el volumen total del sistema de hidrocarburos en funcion de la
presion de la celda. Este volumen se denomina volumen total, V;, ya que, a presiones por
debajo de la presién de burbuja o presién de rocio en el caso de un gas condensado,
incluye tanto a la fase gas como a la fase liquida.

Con los datos reportados, es posible conocer también los volimenes relativos de la
fase liquida o vapor respecto al volumen total de hidrocarburos a las diferentes presiones,
datos que se utilizan también en analisis de comportamiento de fases.
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Figura 1.6 Determinacion de la presion de burbuja con
datos de una prueba PVT. Se observa que el volumen
relativo es igual a uno a la presion de saturacion, P;
(Paris, 2009).

1.5.3 Prueba de agotamiento a volumen constante (CVD)

Esta prueba se muestra en la figura 1.7. Como en la prueba de expansién a composicién
constante, una cantidad fija de fluido de yacimiento (gas condensado o aceite voldtil) se
transfiere a una celda que se mantiene a temperatura constante, cominmente la
temperatura del yacimiento. La celda es ensamblada de la misma manera que para un
experimento CCE, con la diferencia de que para la prueba CVD la celda esta equipada con
una valvula en la parte superior, permitiendo la extraccion del gas durante el
experimento. El experimento se inicia a la presidn de saturacion.

La presidon de saturacion, Pg,:, y el volumen a la presidn de saturacion, V., son
registrados. El volumen se incrementa, lo que causara un decremento de presidn, y la
separacion de dos fases ocurrird en la celda. El volumen de la mezcla se reduce
posteriormente hasta el V,,; dejando que el exceso de gas sea extraido a través de la
valvula en la parte superior, manteniendo la presidn constante. Se procede entonces a
registrar la cantidad de gas depresionado como un porcentaje del gas inicial en la celda,
asi como el volumen de liquido en la celda como un porcentaje del volumen a la presion
de saturacién. El factor de compresibilidad (Z) a las condiciones de la celda y la
composicion del gas extraido son registrados. El volumen se incrementa nuevamente, y se
repite el proceso hasta alcanzar una presion de entre 100 y 40 bar (Schou, 2007).
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Figura 1.7 Prueba de agotamiento a volumen constante para un gas condensado.

La prueba de agotamiento a volumen constante, ha sido disefiada para adquirir
informacién de los cambios a través del tiempo de las propiedades PVT de las corrientes
del pozo producidas de yacimientos de gas y condensado y de aceite volatil; el yacimiento
es visto como un tanque de temperatura y volumen fijos. Durante la produccion la presion
decrece porque se remueve material del yacimiento, mientras que el volumen y la
temperatura se mantienen casi constantes. Cuando la presién alcanza la presién de
saturacion, la mezcla se divide en dos fases, un gas y un liquido. Si toda la produccién
proviene de la zona de gas, la mezcla producida tendra la misma composiciéon que el gas
eliminado de la celda en un experimento de agotamiento a volumen constante. Este gas
llegard a ser gradualmente menos rico en hidrocarburos pesados, y por lo tanto menos
liquido sera recuperado de la bateria de separacion.

La cantidad de fluido producido del yacimiento desde una presién P; hasta una
presidon P,, corresponde a la cantidad de gas extraido a través de la valvula superior de la
celda PVT en la etapa de depresionamiento P; P,.

Los resultados principales obtenidos de una prueba CVD se enlistan a continuacion.

»  Volumen de liquido. Volumen de liquido respecto al volumen medido a la presion
de saturacién expresado en porcentaje.
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» Factor de compresibilidad del gas. Calculado del gas extraido de la celda a
condiciones de la misma.

= factor de compresibilidad de las dos fases. El promedio del gas y el liquido en Ia
celda después de remover el exceso de gas.

= Viscosidad del gas. Viscosidad del gas en la celda, ésta por lo general no se mide,
sino que se calcula.

= Composiciones del gas. Composicién molar del gas liberado en las distintas etapas
de depresionamiento.

1.5.4 Prueba de liberacidn diferencial o de vaporizacion

En la figura 1.8 se esboza un experimento de liberacién diferencial. Este sélo se lleva a
cabo para mezclas de aceite. En el proceso de liberacién diferencial, el gas liberado del
aceite es removido continuamente del contacto entre fases una vez alcanzado el
equilibrio.

Entre los datos experimentales obtenidos de esta prueba se tienen:

= |a cantidad del gas en solucidn como una funcién de la presion;

= el encogimiento en el volumen de aceite como una funcién de la presion;

= propiedades del gas removido de la celda, tales como composicidén, factor de
compresibilidad y gravedad especifica;

= densidad del petrdleo remanente en funcidn de la presidn.

La prueba comienza de la misma manera que una prueba CCE. La muestra de fluido
se coloca en una celda a una presién por encima de la presidn de saturacion del fluido del
yacimiento. La presion se va disminuyendo con pequefios incrementos de volumen y se
mide el cambio en el volumen del sistema. Esto se repite hasta que aparece la primera
burbuja de gas, es decir, al alcanzar la presidon de burbuja. Posteriormente, para presiones
determinadas o incrementos de volumen se retira mercurio de la celda y ocurre liberacion
del gas en solucion. Después, se agita la celda hasta alcanzar el equilibrio entre las fases
presentes y se retira de la celda todo el gas liberado.

El objetivo principal de los experimentos PVT es conocer de manera experimental el
comportamiento del fluido del yacimiento a las condiciones de éste. El experimento de
liberacidon diferencial tiene el propdsito secundario de generar informacién acerca de los
cambios volumétricos que tienen lugar con el flujo del pozo cuando produce a
condiciones normales.
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Figura 1.8 Representacion esquematica de una prueba de liberacion diferencial.

El volumen total del gas y del aceite se determina por los cambios en volimenes de
mercurio durante la prueba. Todo el gas libre se retira de la celda a una presién constante
inyectando mercurio. Luego, el volumen de gas libre desplazado y el volumen de aceite
remanente en la celda se miden asi en las condiciones de la celda. Como el gas libre
también se mide en condiciones normales, se puede estimar el factor de desviacion del
gas.

Después de ese punto, la presidon se reduce en varias etapas, usualmente de 10 a 15
niveles de presion. A cada presion de analisis se agita la muestra para alcanzar el equilibrio
y todo el gas liberado se remueve, y su volumen se mide en condiciones estandar.

El volumen de aceite remanente, V;, se mide a cada nivel de presion. Es importante
sefalar que este aceite remanente estd sujeto a continuos cambios de composicion vy
progresivamente se ird enriqueciendo en los componentes mas pesados. Este tipo de
liberacion se caracteriza por la variacién de la composicion del sistema total de
hidrocarburos.

Este procedimiento se repite para todos los decrementos de presiéon hasta que sdélo
gueda aceite en la celda a la temperatura de yacimiento y presion atmosférica.
Posteriormente el volumen de aceite residual (V) se mide y se convierte a un volumen a
60 °F.
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El factor de merma del aceite (FM), debido a cambios de temperatura, se determina
retirando aceite de la celda, donde se encuentra a la temperatura del yacimiento y
presién atmosférica, y trasladandolo a un recipiente donde se pueda medir su volumen a
la temperatura estdndar de 60 °F.

Los factores volumétricos del aceite obtenidos por separacién diferencial, B,4, a
todos los niveles de presidn, se calculan dividiendo los volimenes de aceite registrados,
V., entre el volumen de aceite residual, V. Es decir:

Bog = (2)

La razdn gas en solucion diferencial, R4, se calcula dividiendo el volumen del gas en
solucion entre el volumen de aceite residual.

Es importante sefialar que la prueba de liberacion diferencial representa el
comportamiento de la mezcla de hidrocarburos en el yacimiento a medida que la presion
declina. Por esta razoén, se debe llevar esta mezcla a la superficie a través de separadores y
hasta el tanque de almacenamiento, lo anterior se realiza mediante una prueba de
separacion instantanea o prueba de separadores.

La prueba de liberacion diferencial se considera para describir mejor el proceso de
separacidon que ocurre en el yacimiento, asi como para simular el comportamiento
fluyente de los sistemas hidrocarburos por encima de la saturacidn critica de gas. Cuando
la saturacion del gas liberado alcanza la saturacidn critica de gas, el gas liberado comienza
a fluir, dejando atras al aceite que lo contenia inicialmente. Esto se atribuye al hecho de
que los gases tienen, en general, movilidades mds altas que los aceites. En consecuencia,
este comportamiento obedece la secuencia de la liberacién diferencial.

1.5.5 Prueba de separadores

La prueba de separadores esta enfocada a determinar los cambios en el comportamiento
volumétrico del fluido del yacimiento cuando éste pasa a través del separador (o
separadores) y después al tanque de almacenamiento en la central de recoleccion. El
comportamiento volumétrico final esta influenciado por las condiciones de operacion,
esto es, las presiones y las temperaturas de las instalaciones de separacién en superficie.
El objetivo principal de realizar esta prueba es obtener informacién esencial de
laboratorio necesaria para determinar las condiciones éptimas de separacion, las cuales
maximizaran el volumen de aceite en el tanque de almacenamiento. Ademas, los
resultados de estas pruebas, combinados adecuadamente con los datos obtenidos de una
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prueba de liberacion diferencial, proporcionan una forma de obtener los paradmetros PVT
(B,, R, y B;) requeridos para cdlculos de ingenieria petrolera.

La prueba consiste en colocar una muestra de hidrocarburos a su presidon de
saturacion y temperatura de yacimiento. El volumen de la muestra es registrado como
Vsat- L@ muestra de hidrocarburos es entonces desplazada y sometida a la prueba de
liberacion instantdnea a través de un sistema de separadores de una, dos o tres etapas
comunmente. La presidon y temperatura de estas etapas se establecen para representar
las condiciones de separacién deseadas o actuales en superficie. El gas liberado de cada
etapa es retirado y se miden su gravedad especifica y volumen a condiciones estandar. El
volumen de aceite remanente en la ultima etapa (que representa las condiciones de
tanque) se mide y se registra como (V,)s:. Estos datos experimentales se usan para
determinar el factor volumétrico del aceite en la formacién y la solubilidad del gas a la
presion de burbuja de la siguiente manera:

B _ Vsat 3)

(4)

donde B,¢), es el factor de volumen del aceite a la presion de burbuja; R,fy, 1a relacion gas
en solucién a la presion de burbuja, medida en la prueba de liberacion instantanea; vy
(V5)sc el volumen total de gas removido de los separadores.

El procedimiento de laboratorio anterior se repite a una serie de diferentes
presiones de separacién a una temperatura fija. Usualmente se recomienda que cuatro de
estas pruebas sean utilizadas para determinar la presién de separacién dptima, que por lo
general se considera serd la presion de separacion que corresponda al menor valor del
factor de volumen del aceite en la formacién. A esta misma presion, la gravedad del aceite
a condiciones normales sera maxima, y el gas total separado, es decir, el gas del separador

y el gas en el tanque de almacenamiento, serd minimo.
1.6 Ecuaciones de estado de Van der Waals y Peng-Robinson

Los fluidos de yacimiento contienen una variedad de sustancias de diversa naturaleza
quimica que incluye a hidrocarburos y no-hidrocarburos. Hidrocarburos en el rango desde
el metano (CH4) hasta sustancias que pueden contener hasta 100 atomos de carbono,
incluso cuando estas moléculas se encuentran dispersas individualmente (monémeros).
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Los no-hidrocarburos incluyen a sustancias tales como N,, CO,, H,S, S, H,0, He, e incluso
pequefias cantidades de Hg. La quimica de los fluidos hidrocarburos de yacimiento es muy
compleja. El metano, con frecuencia un componente predominante de los yacimientos de
gas natural y de los yacimientos de aceite, es un gas, hidrocarburos desde nCs hasta tan
pesados como nCys pueden estar en estado liquido, y parafinas normales mas pesadas que
nC;s pueden estar en estado sélido a temperatura ambiente. Sin embargo, las mezclas de
estos hidrocarburos pueden estar en estado gaseoso o liquido a las presiones y
temperaturas encontradas regularmente en los yacimientos de petréleo. La mayoria de
yacimientos se encuentran dentro de un rango de temperaturas que va de 80 hasta
350 °F (26.7 a 176.7 °C), y dentro de un rango de presiones que va de 50 a 20,000 Ipca (3.5
a 1406.1 kg/cm2 absoluta). Cuando se inyecta vapor en el yacimiento, la temperatura
puede alcanzar los 550 °F (287.8 °C), y para combustidn in-situ la temperatura puede ser
incluso mas alta (Firoozabadi, 1999). A pesar de la complejidad de los fluidos
hidrocarburos que se encuentran en los yacimientos, ecuaciones de estado cubicas
simples han mostrado resultados notables en los calculos del comportamiento de fases,
tanto para equilibrio vapor-liquido como para equilibrio vapor-liquido-liquido de estos
complejos fluidos. Una ecuacion de estado es una expresion algebraica que puede
representar el comportamiento de fases de un fluido, es decir una expresidn que relaciona
a la presion, temperatura y volumen de un componente puro o de una mezcla.

La ecuacién de estado mas simple y mejor conocida es la ecuaciéon de los gases
ideales, la cual se expresa matematicamente como:

PV, = RT (5)

donde V), es el volumen molar de una unidad de peso molecular del gas y R la constante
universal de los gases. Para n moles de un gas ideal, la ecuacion 5 se transforma en:

PV = nRT (6)
donde V es el volumen de n moles de gas a la temperatura T y presién P. Debido a que n

es la masa del gas dividida por su masa molar, la ecuacion 6 puede escribirse como:

PV = ZRT %)
M
donde m es la masa y M la masa molar del gas.
La ecuacién de los gases ideales se emplea solamente para describir el
comportamiento volumétrico de gases hidrocarburos reales a presiones cercanas a la
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atmosférica, para las cuales fue derivada experimentalmente. La ecuacién de estado para
gases ideales se puede expresar como la ecuacion de estado de la compresibilidad para
gases reales de la siguiente manera:

PVy = ZRT (8)
con,
Vreal
= 9)
Videal

donde Z es el factor de desviacion. Para n moles de un gas real, la ecuacion 8 se
transforma en:

PV = ZnRT (10)

Una de las limitaciones en el uso de la ecuacion de estado de la compresibilidad para
describir el comportamiento de gases reales, es que el factor de desviacién no es
constante. Por lo tanto, se requieren técnicas graficas o numéricas para su calculo debido
a que no se pueden realizar manipulaciones matemadticas con esta ecuacion de estado. La
mayor parte de otras ecuaciones de estado utilizadas, han sido desarrolladas con
coeficientes que corrijan la ley de los gases ideales para que la no-idealidad pueda
suponerse constante. Esto permite que las ecuaciones de estado se puedan emplear en
calculos involucrando diferenciacion e integracion.

La mayoria de los calculos PVT llevados a cabo para mezclas de aceite y gas se basan
en una ecuacion de estado cubica. Este tipo de ecuaciones se remontan mas de 100 afios
atras con la famosa ecuacion de Van der Waals (1873). Las ecuaciones de estado cubicas
mas comunmente utilizadas hoy en dia en la industria petrolera son muy similares a la
ecuacion de Van der Waals. La primera ecuacion de estado cubica de uso generalizado fue
la presentada por Redlich y Kwong en 1949. Soave (1972), Peng y Robinson (1976 y 1978)
desarrollaron aun mas esta ecuacién en los afos 70's. Peneloux et al. (1982) presentaron
el concepto de volume shift (traslaciéon de volumen) con el propdsito de mejorar las
predicciones en la densidad del liquido de las dos ecuaciones anteriores. El incremento en
el uso de las ecuaciones de estado cubicas visto en los ultimos 30 afos se debe en gran
medida a la disponibilidad de ordenadores potentes que han hecho posible que, en
cuestion de segundos, se lleven a cabo millones de célculos de equilibrio de fases y
propiedades fisicas de sistemas multicomponentes utilizando una ecuacién de estado
como base termodinamica.
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1.6.1 Ecuacion de estado de Van der Waals

Durante el desarrollo de la ecuacion de estado para gases ideales, como la expresada por
la ecuacion 5, se consideraron dos suposiciones, la primer suposicion considera que el
volumen de las moléculas de gas es insignificante en comparacién con el volumen del
recipiente que lo contiene y la distancia entre las moléculas, y la segunda suposicién
considera la inexistencia de fuerzas de atraccidon o de repulsidén entre las moléculas del gas
o entre el gas y las paredes del recipiente que los contiene.

Una de las primeras ecuaciones de estado para representar el comportamiento de
los gases reales fue desarrollada por Van der Waals en 1873. Van der Waals se enfocé en
tratar de eliminar las dos suposiciones mencionadas anteriormente mediante su ecuacion
de estado, explicando que las moléculas de gas ocupan una fraccidn significante de
volumen a presiones elevadas.

Para contrarrestar la primera suposicion, Van der Waals propuso que el volumen de
las moléculas, representado por el pardmetro b debe restarse del volumen real V), en la
ecuacion 5; arreglando esta ultima ecuacion se tiene:

P=—— (11)

donde el pardmetro b representa el volumen de las moléculas que se restan y 1, es la
variable que representa el volumen molar real.

Para eliminar la segunda suposiciéon, Van der Waals restd a la ecuacion 11 un
término de correccién definido como a/V;2 para tomar en cuenta las fuerzas de atraccién
entre las moléculas, Van der Waals propuso entonces la expresion matematica siguiente:

p= RT a 12
Vy—-b Vi (12)
o bien,
a
<P + —2> (Vyy —b) =RT (13)
Vi

La ecuacion 13 representa la ecuacion de Van der Waals, la cual es diferente de la
ecuacién de los gases ideales, ecuacion 5, por la adicién del término a/Vj a la presién y la
sustraccion del pardmetro b del volumen molar.
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El término a/Vj representa un intento de corregir la presién debido a las fuerzas de
atraccidon entre las moléculas, es decir, la presidon real ejercida sobre las paredes del
recipiente que contiene al gas real es menor por la cantidad a/V;5 que la presién ejercida
en el mismo recipiente por un gas ideal.

El parametro b representa un intento por corregir el volumen molar debido al
volumen ocupado por las moléculas. Las constantes a y b dependen del tipo de gas; R
representa la constante universal de los gases y su valor depende del sistema de unidades
utilizado; P es la presidn del sistema; T es la temperatura del sistema y V}, es el volumen
molar.

Los pardmetros a y b representan constantes y caracterizan las propiedades
moleculares de cada componente de la mezcla. La ecuacion 13 presenta las caracteristicas

importantes que se mencionan a continuacion.

= A bajas presiones y grandes volumenes, el pardmetro b es insignificante en
comparacién con V,, y las fuerzas de atraccién representadas por a/Vji son
insignificantes, por lo que la ecuacién de Van der Waals se reduce a la ecuacion
para gases ideales.

= A presiones altas (por ejemplo cuando P — ), el volumen molar, V};, es muy

pequefio y se aproxima al valor del parametro b.

La ecuacion de Van der Waals representa una mejora a la ecuacién de los gases
ideales. Sin embargo, esta se limita a presiones bajas; pero representa las bases sobre las
cuales varios investigadores se han respaldado para desarrollar ecuaciones de estado a
partir de la ecuacidn de gases ideales.

A la ecuacién de Van der Waals se le denomina ecuacion de estado de dos
constantes (aunque en realidad contiene tres constantes: a, b y R) o ecuacion de estado
cubica. Cualquier ecuacién de estado se puede representar en forma general como:

pP= Prepulsién — Patraccion (14)

para la ecuacién de Van der Waals,

Prepuision = m (15)
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a
Potraccion = Y (16)
Vi
La ecuacion de estado de Van der Waals, ecuacion 12, en forma cubica y en
términos de V}, se expresa como:

V,E,—(b+ﬂ)V,5,+(E)VM—<@>=O 17
P P P

El término de ecuaciéon de estado cubica implica una ecuacién que expandida
contiene términos de volumen molar, Vy, elevados a la primera, segunda y tercera
potencia.

De la ecuacion 8 para gases reales, se tiene:

_— ZRT 18
w="0 (18)
sustituyendo la ecuacion 18 en la ecuacion 17, y acomodando términos se obtiene:
Z3—(1+B)Z*+AZ—-AB =0 (19)
con,
aP

A= R2T2 (20)
y
B = bP 21

=27 (21)

donde Z es el factor de compresibilidad; P y T son la presion y temperatura del sistema
respectivamente.

La solucién de la ecuacion 19 proporciona una raiz real para Z en la regién de una
fase (en algunas regiones supercriticas esta ecuacion proporcionan tres raices reales para
Z, se debe seleccionar entonces la raiz de mayor valor como significado fisico) o tres
raices reales en la regién de dos fases (en donde la presién del sistema es igual a la
presion de vapor de la sustancia). En este ultimo caso, la raiz real con el mayor valor
numérico corresponde al factor de compresibilidad de la fase vapor, Z¥, mientras que la
raiz real con el menor valor numérico corresponde al factor de compresibilidad de la fase
liquida, Z*.
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1.6.2 Ecuacion de estado de Peng-Robinson

La ecuacién de estado de Peng-Robinson (EDE-PR) es comunmente considerada como la
mejor ecuacion de estado cubica de dos parametros propuesta hasta ahora. Como las
ecuaciones de estado de Redlich Kwong (RK), Redlich-Kwong-Soave (RKS) y otras de dos
parametros, la ecuacién de PR es una modificacidén de la ecuacion de estado de Van der
Waals. Una de las limitaciones de las ecuaciones de RK y RKS es su fallo en generar
satisfactoriamente densidades de hidrocarburos liquidos. Los volumenes especificos
calculados con la ecuacion de RKS son mayores (hasta 27% cerca del punto critico) que los
valores experimentales reportados en la literatura (Rojas, 2003). Modificando el término
de la presion de atraccion de la ecuacion de Van der Waals, Peng y Robinson obtuvieron
una nueva ecuacién de estado simple y precisa. Esta ecuacidon permite calcular mejores
densidades de liquidos, presiones de vapor y constantes de equilibrio para hidrocarburos
que las ecuaciones de RK y RKS.

La presion de repulsion, Prepyisisn, €N la ecuacion de PR es calculada de la misma

manera que en la ecuacidn de Van der Waals, descrita en la ecuacion 15 como:

RT
Prepuision = m (15)

y la presién de atraccidn, Pgirqccion, POr una ecuacidn nueva que representa la

modificacion hecha por Peng y Robinson a la ecuacion original de Van der Waals:

p B a(T)
atraccion — VM(VM + b) + b(VM _ b)

(22)

donde V), es el volumen molar; a(T) un parametro que tiene en cuenta las fuerzas de
atraccioén y repulsién intermolecular y b una constante relacionada con el tamafio de las
moléculas.

Reemplazando las ecuaciones 15y 22 en la ecuacion 14, la ecuacién de PR toma la

siguiente forma:

RT a(T)

P= —
Vi —b  Vy(Vy + b) + b(Vy — b)

(23)

ecuacién en la cual las unidades dependen del valor de la constante universal, R, a utilizar.
Para R = 10.73 Ipca - pie3/lbmol - °R, las unidades de P son Ipca; para T son °R; para
Vu vy b son pie3/lbmoly para a(T) seran Ipca(pie3/lbmol)?.
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Si Vyy = v, aplicando la ecuacion 23 al punto critico donde la isoterma critica
presenta un punto de inflexidon y en el cual se cumple que:

(6p/6v)Tc,pc,vc =0 (24)
(azp/5v2)Tc,pc,vc = O (25)

se obtienen las siguientes expresiones para a(T,.), by Z,,

R?T,?
a(T) = Qg P (26)
c
Q, = 0.45724 (27)
RT,
b=y — (28)
c
Q, = 0.07780 (29)
Z. = 0.3074 (30)

La ecuacion de estado de Peng-Robinson, como todas las ecuaciones de estado
cubicas de dos pardmetros, arroja un valor constante de Z. = 0.3074 (factor de
compresibilidad critico) para todos los hidrocarburos. Esta es una de las limitaciones, ya
que todos los hidrocarburos parafinicos presentan Z. < 0.3, sin embargo, las otras
ecuaciones de estado (RK, RKS, etc.) arrojan valores Z,. mayores que la ecuaciéon de estado
de PR.

Para temperaturas diferentes a la critica, la ecuacion 26 fue modificada por Peng y
Robinson en la forma siguiente:

a(T) = a(T,) - a(T,, w) (31)

mientras que b permanece constante con la temperatura.
En la ecuacion 31, a depende de la temperatura reducida, T,, = T /T,, y del factor
acéntrico de Pitzer, w. El factor a se obtiene de la siguiente ecuacion:

a=[1+m(1-T>)]? (32)
donde,
m = 0.37464 + 1.54226w — 0.26992w? (33)
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En 1978 Peng y Robinson presentaron una modificacién a la ecuacion 33 para ser
utilizada con w > 0.49, la correccidn es la siguiente:

m = 0.379642 + 1.48503w — 0.164423w? + 0.016666w> (34)

La ecuacion 23 puede escribirse en funcidon de Z como:

Z3+(B—1)22+(A—2B—3BZ)Z—(AB—BZ—B3)=0 (35)
donde,
aP
B = bp 37
Z = Py 38
=27 (38)

La ecuacion 35 tiene una o tres raices reales. Cuando se aplica a la fase gaseosa la
raiz mayor corresponde al factor de compresibilidad del gas, y cuando se aplica a la fase
liquida la raiz menor corresponde al factor de compresibilidad del liquido.

En un inicio todas las ecuaciones de estado se desarrollan generalmente para
sustancias puras, y posteriormente estas ecuaciones se extienden para mezclas de fluidos
mediante el empleo de reglas de mezclado. Las reglas de mezclado implican simplemente
el calculo de pardmetros de mezcla equivalentes a los calculados para sustancias puras.

Para una mezcla de hidrocarburos, Peng y Robinson proponen usar las siguientes
reglas de mezclado presentadas por Zudkevitch y Joffe:

n n
a(T) = Z xl'x]'aij (39)
i=1j=1
n
b= Z x;b; (40)
i=1
con,
1 1
a;=(1- 6ij)ai/2aj/2 UE)) (41)
a;j = a; i=)
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6;j =0 i=j

ij = 9ji

donde n es el numero de componentes de la mezcla; x; es la fraccion molar del
componente i; a; es el parametro a de la ecuacion de Peng-Robinson para el componente
[; b; es el parametro b de la ecuacion de Peng-Robinson para el componente i;y §;; es el
coeficiente de interaccion binaria entre los componentes iy j.

Para una mezcla gaseosa o liquida se reemplazan los valores de a(T) y b de las
ecuaciones 39y 40 respectivamente en la ecuacion 23, de la cual se pueden determinar las
propiedades intensivas de la mezcla gaseosa o liquida. Una de las ventajas de la ecuacién
de estado de Peng-Robinson es que puede aplicarse tanto a la fase gaseosa como a la fase
liqguida dentro de un amplio rango de presiones y temperaturas.

J. J. Martin en 1979 introdujo el concepto de traslacion o desplazamiento en las
ecuaciones de estado para mejorar su capacidad de prediccion de volumenes y
densidades de las sustancias, sin afectar los calculos de las constantes de equilibrio y
comportamiento de fases de las ecuaciones de dos parametros.

Jhavery y Youngren en 1988 reemplazaron el volumen molar (v) de la ecuacién de
estado de Peng-Robinson por uno corregido (v,.;-). Al introducir esta modificacién en la
ecuacién original de PR se obtiene la ecuacion de Peng-Robinson de tres pardmetros, esto

es.

p_ kT a(T) (42)
Veorr = b Veorr (Weorr + b) + b(Veorr — b)

con,

Veorr =V —C (43)

donde v es el volumen molar calculado con la EDE-PR original; v, es el volumen molar
corregido; y C un parametro de correccion y el tercer parametro de la ecuacién de estado.

El pardmetro de correccion C es usualmente relacionado con un parametro
adimensional denominado volume shift parameter (VSP) o pardmetro de traslacion (S),
por:

S =

¢ 44
5 (44)

donde b es obtenido de la ecuacion 28.
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Para una mezcla liquida se tiene:

n
Véorr = VF = Z x;Cy (45)

~
[y

Para una mezcla gaseosa se tiene:

n
vgorr =v’ — Z yiCi (46)

i=1

Peneloux et al. recomiendan utilizar la siguiente expresidn para el calculo de C para
componentes no-hidrocarburos e hidrocarburos menos pesados que el C;.

0.50033RT,
C=—"""""C(0.25969 — zp,) (47)

c

con,
Zra = 0.29056 — 0.08775w (48)

donde Zy,4 es el factor de compresibilidad de Rackett calculado por la ecuacion 48.
Para estimar el parametro C de la fraccion C,, se puede utilizar la siguiente
expresidon propuesta por Jhaveriy Youngren:

¢ = 007780 2¢ (1 — i) (49)
Pc Mie

donde M; es la masa molar del componente i; e y d coeficientes de correlacion
dependientes del tipo de hidrocarburo de acuerdo a la tabla 1.4. Los mismos autores
proponen que si no se posee la informacion experimental necesaria para la eleccionde e y
d, para el coeficiente de potencia se utilice un valor de 0.2051, y el coeficiente d se ajuste
para coincidir con la densidad de la fraccion C,, dentro de un rango de valores entre 2.2y
3.2.

Tabla 1.4 Coeficientes de correlacion por tipo de
hidrocarburo para la ecuacion 49.

Tipo de Hidrocarburo d e
Parafinas 2.258 0.1823
Naftas 3.044 0.2324
Aromaticos 2.516 0.2008

136



CAPITULO

YACIMIENTOS DE GAS Y
CONDENSADO

CONTENIDO

11.1 Introduccion
11.2 Clasificacion de los yacimientos de hidrocarburos

11.3 Caracteristicas de un yacimiento de gas y condensado

11.4 Daino en yacimientos de gas y condensado

11.1 Introduccion

Se han descubierto yacimientos de gas con un comportamiento del fluido muy diferente al
de los yacimientos de gas humedo y gas seco. El fluido estd compuesto
predominantemente por metano y etano; sin embargo, contiene cantidades apreciables
de C; y mas pesados. Este fluido es Ilamado comunmente gas condensado y los
yacimientos donde se encuentra son llamados yacimientos de gas y condensado. La
produccién de un yacimiento de gas y condensado es principalmente gas, la cantidad de
liquido recuperado de los separadores en superficie es pequefia (1 barril de condensado
por cada 100,000 pies cubicos de gas en promedio a condiciones normales) pero de un
alto valor econdmico, debido a que los hidrocarburos liquidos provenientes de estos

137



CAPiTULO 1l YACIMIENTOS DE GAS Y CONDENSADO

yacimientos son apenas distinguibles de un aceite ligero estabilizado, con densidades
mayores a 45 °APl. El liquido recuperado se denomina condensado retrégrado o
simplemente condensado. De manera general podemos definir a los yacimientos de gas y
condensado como aquellos que producen liquidos de colores palidos o incoloros, con
gravedades por encima de 45 °APIl y relaciones gas-condensado (RGC) en el intervalo de
5,000 a 100,000 pies cubicos normales (PCN)/barriles normales (BN), (Craft, 1991).

El crecimiento en la demanda energética, y la disminucion en el descubrimiento de
volumenes atractivos de recursos convencionales han acentuado la practica de perforar a
mayores profundidades en areas ya conocidas, siendo la tendencia mundial el
descubrimiento de yacimientos de aceite volatil y de gas y condensado. La tendencia
anterior, asi como los volumenes pequenos de liquido recuperados de los yacimientos de
gas y condensado (que ademads son lo que pagan la inversion), corroboran aun mas la
importancia del conocimiento y entendimiento del comportamiento de fases del fluido
producido, de sus propiedades fisicas y de los fendmenos presentes como el de
condensacion retrograda y la formacién del banco de condensado.

11.2 Clasificacion de los yacimientos de hidrocarburos

La correcta clasificacién de yacimientos depende principalmente de la composicién de la
mezcla de hidrocarburos y de las condiciones de presion y temperatura a la que se
encuentra dicha mezcla en el yacimiento. Las temperaturas y presiones aumentan
normalmente con la profundidad, ademas de que sus gradientes pueden variar de una
region a otra por lo que existe una amplia variedad de combinaciones de presion y
temperatura en los yacimientos naturales, lo que deriva en que en un mismo yacimiento
se puedan tener diferentes tipos de hidrocarburos desde el inicio de la explotacién.
Debido a lo anterior, no existe una Unica propiedad que permita establecer una linea
divisoria precisa para clasificar a los yacimientos, la clasificacion dependera por lo tanto
del conocimiento y combinacion, e incluso la superposicidn de varias propiedades.

Las seis clasificaciones de yacimientos mas usuales se basan en:

= |a configuracidon de las trampas geoldgicas;

= el diagrama de fases de presién y temperatura;
= el tipo de hidrocarburos producidos;

= eltipo de empuje;

= |a cercania a la superficie;

= el tipo de roca almacenadora.
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11.2.1 Clasificacion de los yacimientos con base en los hidrocarburos producidos

Es practica comun clasificar a los yacimientos petroleros de acuerdo a las caracteristicas
de los hidrocarburos producidos y a las condiciones bajo las cuales se presenta su
acumulacién en el subsuelo. Existen cinco tipos de yacimientos de petréleo en funcién del
tipo de fluido (McCain, 1990). Estos yacimientos se denominan generalmente de aceite
negro (bajo encogimiento), aceite volatil (alto encogimiento), gas y condensado, gas
himedo y gas seco. En la tabla 2.1 se presentan las propiedades y caracteristicas tipicas
de las mezclas provenientes de estos yacimientos.

El tipo de fluido en el yacimiento debe identificarse al momento del descubrimiento
o bien durante las etapas iniciales de la vida de explotacién del mismo, debido a que es un
factor clave para la toma de decisiones que se deben realizar para la explotacidon éptima
del yacimiento.

El conocimiento preciso del tipo de fluido en el yacimiento se determina mediante
analisis de laboratorio; sin embargo, éste generalmente se puede identificar también con
datos de produccién. La tabla 2.2 resume una serie de reglas empiricas basicas que
permiten determinar cada uno de los cinco tipos de fluidos que se presentan en los

yacimientos.

Tabla 2.1 Caracteristicas y propiedades tipicas de mezclas provenientes de yacimientos de hidrocarburos
(Rojas, 2003).

Aceite negro | Aceite volatil con::::Za do Gas himedo Gas seco
C 48.83 60 75 90 96
C, 2.75 8 7 3 2
Cs 1.93 4 4.5 2 1
iCs- nC,y 1.6 4 3 2 0.5
iCs- nCs 1.15 3 2 1 0.5
Ce 1.59 4 2.5 0.5 -
C 42.15 17 6 15 -
Masa Molar de C;, 225 180 125 115 -
RGL [PCN/BN] 625 2000 7000 26000 -
°API @ranque 34.3° 50° 55° 60° -
Color granque Negro Amarillo Amarillo'claro- Inc9|oro— i
oscuro Amarillo Amarillo claro
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Tabla 2.2 Caracterizacion de fluidos de yacimientos con base en informacién de datos de produccidén y
analisis de laboratorio (McCain, 1994).

RGA [PCN/BN] °API Cy. C Color
Gas seco >100000 - <0.7 >90 -
Gas humedo 15000 - 100000 <70 0.7-4 <90 Transparente
Gas y condensado 3200 - 15000 40- 60 4-12.5 >60 Ligeramente coloreado
Aceite volatil 1750 - 3200 >40 12.5- 20 <60 De colores
Aceite negro <1750 <45 >20 <50 Negro/Oscuro

11.2.2 Clasificacion de los yacimientos a partir del diagrama de fases

Una fase es cualquier parte de un sistema que contiene sustancias homogéneas que
fisicamente es distinta y que esta separada por superficies fronterizas de otras partes del
sistema. El cambio que existe entre las fases se llama comportamiento de fases, y describe
las condiciones de temperatura y presién para las cuales pueden existir las diferentes
fases. En estudios de comportamiento de fases se incluyen el manejo de tres variables: la
presion, la temperatura y el volumen. Las diferentes fases se identifican por su volumen o
por su densidad. En un yacimiento de hidrocarburos cominmente encontramos a la fase
liqguida (aceite crudo, condensado y agua) y a la fase gas (disuelta en la fase liquida o
libre). EI comportamiento del sistema de hidrocarburos en estos yacimientos es
multifdsico sobre amplios rangos de presiones y temperaturas. Los resultados
experimentales y matematicos del comportamiento de fases se expresan en diferentes
tipos de diagramas denominados diagramas de fase, éstos son gréficas o diagramas que
presentan las condiciones bajo las cuales se pueden presentar las diferentes fases de una
sustancia. A continuacion se define a los principales elementos que aparecen en un
diagrama de fases para una mezcla de hidrocarburos, y se presenta en la figura 2.1 un
diagrama generalizado del mismo.

= Curva de puntos de burbuja. Se define como la linea que separa la regién de la fase
liquida de la regién de dos fases (vapor-liquido). En un proceso de abatimiento de
presidon isotérmico esta linea indica la presiéon a la cual se forma la primera
burbuja de gas.

= Curva de puntos de rocio. Se define como la linea que separa la regién de la fase
vapor de la regién de dos fases (vapor-liquido). En un proceso de abatimiento de
presion isotérmico esta linea indica la presion a la cual se forma la primera gota de

liquido.
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Envolvente de fases. Es la curva cdncava hacia abajo que resulta de unir la curva de
puntos de burbuja y la curva de puntos de rocio, curvas que se unen en el
denominado punto critico. La regidén encerrada por la envolvente de fases es la
region de dos fases, donde coexisten las fases liquido y gas en equilibrio, dentro
de esta region se encuentran las llamadas curvas de calidad, que indican el
porcentaje total de hidrocarburos que se encuentra en estado liquido, todas éstas
convergen en el punto critico.

Punto critico. Es el punto en donde convergen las curvas de puntos de burbuja, de
puntos de rocio y de calidad. También se define como el estado de presion y
temperatura para el cual las propiedades intensivas (que no dependen de la masa)
de las fases liquida y gas son idénticas. Los valores de presion y temperatura de
este punto se denominan presién y temperatura criticas.

Cricondenterma. Es la temperatura maxima por arriba de la cual la fase liquida no
se puede formar independientemente de la presidn que se tenga.

Cricondembara. Es la presién maxima por arriba de la cual la fase gas no se puede
formar independientemente de la temperatura que se tenga.

N

p Region de Regidn de

v

liquidos gases

Cricondembara

|
Curva de :
puntosde |
burbuja :
:

|

|

1

Punto
critico ! #

Cricondenterma

puntos
de rocio

|

T
N
7

Figura 2.1 Diagrama de fases tipico (presion vs temperatura) de una mezcla de
hidrocarburos.

Se puede utilizar el comportamiento termodindmico de una mezcla natural de

hidrocarburos descrito por su diagrama de fases (presidn vs temperatura) para fines de
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clasificaciéon. En funcion de la localizacion del punto critico y los valores de presién y
temperatura del yacimiento en el diagrama presidn vs temperatura del fluido que
contienen, los yacimientos petroleros se clasifican de la manera siguiente.

= Yacimientos de aceite y gas disuelto. Cuando la temperatura del yacimiento es
menor que la temperatura critica de la mezcla (T, < T¢). A su vez, en funcion de la
presion inicial del yacimiento, P;, los yacimientos de aceite se subdividen en:
yacimientos de aceite bajosaturado cuando la P; > Py, yacimientos de aceite
saturado cuando la P; = P,, y yacimientos de aceite saturado con casquete de gas
cuando la P; < Py,

* Yacimientos de gas y condensado. Cuando la temperatura del yacimiento se
encuentra entre la temperatura critica y la cricondenterma (T, < T,, < T¢;).

» Yacimientos de gas. Cuando la temperatura del yacimiento es mayor que la
temperatura critica de la mezcla (T, > T.). Ademas, estos yacimientos se
subdividen en yacimientos de gas humedo y yacimientos de gas seco, estos
términos se utilizan para diferenciar entre dos tipos de gases: los que existen como
tales en condiciones de superficie y de yacimiento (gas seco); y los que en
condiciones de superficie existen como liquido y gas, mientras que en condiciones
de yacimiento sdlo existen como gas (gas humedo).

La localizacién del punto critico, asi como la forma y tamafio del diagrama de fases
son funcién del tipo de fluidos que contiene el yacimiento. A continuacion se presentan en
las figuras 2.2, 2.3, 2.4, 2.5 y 2.6 los diagramas de fases tipicos correspondientes a un
yacimiento de aceite negro, aceite volatil, gas y condensado, gas humedo y gas seco
respectivamente; un contraste entre sus caracteristicas se expone en la tabla 2.3.

P Condiciones
’ iniciales

7
Separadorgf
.Condiciones

de tanque

T
~
7

Figura 2.2 Diagrama de fases correspondiente a un
yacimiento de aceite negro (Paris, 2009).

|42



YACIMIENTOS DE GAS Y CONDENSADO CAPiTULO I

N\ Condiciones
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Condiciones
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Figura 2.3 Diagrama de fases correspondiente a un
yacimiento de aceite volatil (Paris, 2009).
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Figura 2.4 Diagrama de fases correspondiente a un
yacimiento de gas y condensado (Paris, 2009).
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Figura 2.5 Diagrama de fases correspondiente a un
yacimiento de gas humedo (Paris, 2009).
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Figura 2.6 Diagrama de fases correspondiente a un

yacimiento de gas seco (Paris, 2009).

Tabla 2.3 Caracteristicas y propiedades tipicas de los diferentes tipos de yacimientos

(Pemex, 2008).

de hidrocarburos

Yacimientos de aceite y gas disuelto

Yacimientos de gas

Aceite negro

Aceite volatil

Gas y condensado

Gas humedo

Gas seco

Temperatura

Ty<Tc

Ty<Tc

Tc< Ty < Tcri

Ty > Tcri

Ty > Tcri

Punto critico (Pc)

Pcaladerechade
la cricondembara

Pccercanoala
cricondembara

Pcalaizg.dela
cricondembara

Pcalaizg.dela
cricondembara

Pcalaizg.dela
cricondembara

Estadoenel
yacimiento

Si P>Pbgr, Yac.
Bajosaturado
Si P<Pbgr, Yac.
Saturado

Si P>Pbgry Yac.

Bajosaturado

Si P<Pbgry Yac.
Saturado

Si P>Prgr, Yac.

Bajosaturado*

Si P<Prgry Yac.
Saturado*

Py nuncaentraala
regién de dos
fases, en el yac.
siempre esta en
estado gaseoso

Py nunca entraala
region de dos
fases, en el yac.
siempre esta en
estado gaseoso

Curvas de calidad

Muy pegadas ala
linea de puntos de
rocio

Mas separadas de
lalinea de puntos
de rocio

Tienden a pegarse
alalineade puntos
de burbuja

Mas pegadas ala
linea de puntos de
burbuja

Casi pegadas ala
linea de puntos de
burbuja

Singularidades

Se presenta
condensacion
retrégrada en el
yacimiento

Produccion en

Dentro de laregién

Dentro de laregién

Dentro de laregién

Dentro de la regidén

Fuerade laregién

superficie de dos fases de dos fases de dos fases de dos fases de dos fases
Composicién de la Pequefias Casi puros

P L. C7.>30.5% Cs,de 11.0a30.5% C;+ <11.0% cantidades de componentes
mezcla original . . .

intermedios ligeros
RGA [m®/m’] <200 200 - 1000 500 - 15,000 10,000 - 20,000 > 20,000
°API <35 35-45 41-57 45-57 >57
.. Ligéramente Ligéramente .
Color del liquido Oscuro Casi transparente Transparente
oscuro coloreado

* De liquido
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I1.3 Caracteristicas de un yacimiento de gas y condensado

Se puede definir a un yacimiento de gas y condensado, como aquel cuyo fluido exhibird un
comportamiento retrdogrado isotérmico en el rango de temperatura de interés para los
estudios de Ingenieria Petrolera (Cabra, 1999).

La composicion de la mezcla de hidrocarburos de un yacimiento de gas y
condensado es predominantemente metano (>60% mol), con una cantidad de
hidrocarburos pesados mayor que en la de un yacimiento de gas seco y gas hiumedo. Un
gas condensado es un gas con liquido disuelto.

La mezcla de hidrocarburos a las condiciones iniciales de presidon y temperatura se
encuentra en fase gaseosa o en el punto de rocio.

La temperatura del yacimiento se encuentra entre la temperatura critica y la
cricondenterma de la mezcla.

Un gas condensado presenta condensacion retrégrada isotérmica en un rango de
temperaturas de entre 200 y 400 °F (93.3 y 204.4 °C) y presiones de entre 3000 y 8000 Ipc
(210.9 y 562.5 kg/cm?) en el yacimiento (Rojas, 2003).

En su camino hacia el tanque de almacenamiento el gas condensado sufre una
fuerte reduccién de presidén y temperatura, y penetra rdpidamente en la regidon de dos
fases para llegar a la superficie con las caracteristicas que se enlistan a continuacion.

= 3200< RGC < 15000 PCN/BN

= 40 °API <y, p; < 60 °API

= (; >60% mol

" 4<(;4<12.5% mol

= Color del condensado: ligeramente coloreado

Entre mas rico en componentes pesados (Cs,) sea el gas condensado menor es la
RGC vy la gravedad APl del condensado. Ademas, el color se torna oscuro; se conocen
condensados negros con 29 °API.

El contenido liquido o riqueza de un gas se define como el nimero de galones de
liguido que pueden obtenerse de 1000 pies cubicos normales de gas. Se expresa
generalmente como GPM o BPMM (barriles de C5, por millén de pies cubicos normales
de gas). En las ecuaciones para su célculo se considera que se obtiene como liquido en una
planta criogénica desde el propano (C3) y componentes mas pesados (lo cual no ocurre en
la practica), sin incluir a los componentes no-hidrocarburos tales como el CO,, N, y H,S.
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De acuerdo a su riqueza, un gas condensado puede clasificarse como se enlista a

continuacién (Rojas, 2003).

* Riqueza alta (BPMM > 348)

» Rigqueza media (173 < BPMM < 348)
» Riqueza baja (97 < BPMM < 173)

= Riqueza pobre (BPMM < 97)

11.3.1 Presion de rocio retrograda

La importancia del conocimiento de la presion de rocio retrégrada (P.,.) reside en que a
presiones por debajo de ella empieza a ocurrir condensacién retrégrada de liquido.

Los fluidos de yacimientos de gas y condensado se denominan retrégrados porque
su comportamiento puede ser inverso al de los fluidos que comprenden componentes
puros. A medida que la presion de yacimiento declina y atraviesa el punto de rocio, se
forma liquido, y el volumen de la fase liquida aumenta con la caida de presion. El sistema
alcanza un punto en un condensado retrégrado en el que, conforme la presidon continda
declinando, el liquido se re-evapora.

Los factores que afectan en mayor grado a la P,,. son la temperatura del yacimiento
y la composicion de la mezcla, que se puede caracterizar a través de la RGC y la y,p; del
condensado.

A continuacién se describen los efectos de la temperatura, gravedad APl del
condensado y relacion gas-condensado sobre la presidn de rocio retrégrada.

* A medida que incrementa la temperatura, aumenta la B.,..
TT= Py T

= A medida que la gravedad APl del condensado aumenta, disminuye la B.,..
Yap1 = Proc \

* A medida que incrementa la RGC, disminuye la P.,..
RGC 1= P, 1

11.3.2 Condensacion retrégrada

Cuando se produce una reduccion isotérmica de la presion en un yacimiento de gas y
condensado y se cruza la curva de rocio, se entra entonces en la regién de dos fases
ocurriendo la denominada condensacion retrégrada isotérmica de las fracciones pesadas e
intermedias. La zona de condensacidn retrégrada esta delimitada por los puntos de
maxima temperatura de las lineas de isocalidad (parte sombreada en la figura 2.7). Por

|46 |



YACIMIENTOS DE GAS Y CONDENSADO CAPiTULO 1l

debajo de la zona retrégrada, la disminucidn de presidn produce vaporizacién del
condensado hasta que se alcanza nuevamente la curva de rocio. A temperaturas entre la
critica y la cricondenterma se observan dos presiones de rocio: retrégrada y normal.
Siguiendo la linea de agotamiento ABFD en la figura 2.7, a la presion de rocio retrograda
(B), la cantidad infinitesimal de liquido se forma por un cambio de fases de gas a liquido, y
a la presion de rocio normal (D), por un cambio de fases de liquido a gas.

La condensacidén retrégrada es causada por las fuerzas que actlan sobre las
moléculas de diferente tamafio y depende del balance de esas fuerzas. Cuando la presién
disminuye por debajo de la presidn de rocio, las fuerzas de atraccidon entre las moléculas
livianas y pesadas disminuyen debido a que las moléculas livianas se apartan mucho de las
pesadas. Cuando esto ocurre, la atraccion entre las moléculas de los componentes
pesados se hace mas efectiva, produciendo su condensacidon hasta alcanzarse una
saturacion maxima (F), a partir de la cual una mayor reduccién de presién permite la
vaporizacién normal del condensado hasta llegar al punto de rocio normal (vaporizacion
completa del condensado retrégrado) a presiones de vacio.

En resumen, la zona retrégrada esta delimitada en su parte superior por la curva de
rocio entre el punto critico y el cricondentérmico (CBG) y en la inferior por la curva que
une los puntos de maxima temperatura de las curvas de isocalidad (CEFG). Entre la
temperatura critica y la cricondenterma, el diagrama de fases muestra dos puntos de rocio
a una misma temperatura (puntos B y D en la figura 2.7).

N

P

Cricondenterma

v

Figura 2.7 Diagrama de fases generalizado de un yacimiento de gas y condensado.
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11.4 Daio en yacimientos de gas y condensado

Un yacimiento de gas y condensado puede obstruirse con sus componentes mas valiosos,
dependiendo de las propiedades del fluido, el volumen del liquido condensado puede
incrementarse en la region vecina al pozo como consecuencia de la caida de presion por
debajo de la presién de rocio (condensacién retrégrada), llegando a ser tan alto como
entre 30% y 40% (gas condensado rico), o tan bajo como 1% (gas condensado pobre),
restringiendo finalmente el flujo del gas. La restriccién en la zona vecina al pozo puede
reducir la productividad de un pozo en un factor de dos o mas, incluso con 1.1% de
volumen de condensado maximo (Bang, 2007).

Este fendmeno, conocido como formacion de bloque o banco de condensado, es el
resultado de una combinacién de varios factores, incluyendo las propiedades de las fases
de fluidos, las caracteristicas del flujo de la formacidn y las presiones existentes en la
formacion y en el pozo. Si estos factores no se comprenden en las primeras instancias del
desarrollo de un campo petrolero, tarde o temprano el rendimiento de la produccién se
verd afectado.

11.4.1 Formacion de gotas de rocio

Un gas condensado es un fluido monofasico en condiciones de yacimiento originales. Esta
compuesto principalmente de metano (C;) y de otros hidrocarburos de cadena corta, pero
también contiene hidrocarburos de cadena larga, denominados fracciones pesadas. Bajo
ciertas condiciones de temperatura y presion, este fluido se separara en dos fases, una
fase gaseosa y una fase liquida. Durante el proceso de produccion del yacimiento, la
temperatura de formacion normalmente no cambia, pero la presién se reduce. Las
mayores caidas de presidn tienen lugar cerca de los pozos productores. Cuando la presiéon
de un yacimiento de gas y condensado se reduce hasta la presién de rocio, una fase
liqguida rica en fracciones pesadas se separa de la solucién, y la fase gaseosa muestra
entonces una leve disminucion de las fracciones pesadas. La reduccién continua de la
presion incrementa la fase liquida hasta que alcanza un volumen maximo, luego el
volumen del liquido comienza a reducirse.

El volumen de |a fase liquida presente depende no sdlo de la presion y temperatura,
sino también de la composicién del fluido. Un gas seco, por definiciéon, tiene insuficientes
componentes pesados como para generar liquidos en el yacimiento aunque se produzca
una caida de presidon cerca del pozo. Un gas condensado pobre genera un volumen
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pequerio de la fase liquida (menos de 100 BN/MMPCN), y un gas condensado rico genera
un volumen de liquido mas grande, generalmente superior a 150 BN/MMPCN (Fan, 2006).

Una vez que los fluidos del yacimiento ingresan al pozo, tanto las condiciones de
temperatura como las condiciones de presién pueden variar. La presencia de liquidos
(agua + condensado) en los pozos de gas y condensado afectan negativamente las
caracteristicas de flujo de los mismos. Los liquidos pueden provenir de la condensacidn de
hidrocarburos (condensado) o de agua producida conjuntamente con el gas. Los liquidos
presentes pueden producirse dentro del pozo si el gas suministra suficiente energia de
transporte para su levantamiento; sin embargo, éstos también pueden acumularse en el
fondo como resultado de las condiciones predominantes en el pozo, generando una
contrapresion adicional sobre la formacion, e impactando negativamente en la capacidad
productiva del pozo; pudiendo inclusive matar pozos con bajas presiones de fondo.
Inicialmente los pozos tienen presiones y gastos de produccion elevados que impiden la
acumulacién de liquidos en el fondo, pero a medida que la presién de fondo disminuye y
aumenta la produccién de los mismos, se hace necesario entonces ayudar artificialmente
al gas a levantarlos.

11.4.2 Formacioén del banco, anillo o bloque de condensado

Una de las caracteristicas basicas de los yacimientos de gas y condensado, es la formacién
de condensado cuando la presidon de la mezcla de hidrocarburos cae por debajo de su
presion de rocio durante el agotamiento isotérmico de la presién del yacimiento. En las
regiones lejanas al pozo productor, debido a las fuerzas capilares, el liquido condensado
que se forma por primera vez en el yacimiento es inmoévil, es decir, una gota microscépica
de liquido, una vez formada, tenderd a quedarse atrapada en los poros o gargantas de
poro pequenas. Para que el condensado alcance cierta movilidad en el yacimiento se
necesita que su saturacién sea mayor que la saturacion critica de condensado (30-40%), lo
cual es dificil de alcanzar, ya que el volumen de liquido condensado raras veces excede un
valor del 20% (Rojas, 2003). En consecuencia, el condensado que se forma en la mayor
parte del yacimiento se pierde en la produccién, a menos que el plan de explotacién del
yacimiento incluya un proceso de recuperacién mejorada, como por ejemplo la inyeccidn
ciclica de gas. El efecto de esta condensacion sobre la movilidad del gas es habitualmente
despreciable.

Cerca de un pozo productor la situacién es diferente. Experiencias de campo han
mostrado que ocurre pérdida de productividad de los pozos cuando se tiene
P,¢ < P debido a la condensacion retrograda en el yacimiento y fondo de los pozos.
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Cuando la presiéon de fondo fluyendo cae por debajo del punto de rocio, se forma un
sumidero en la regién vecina al pozo. A medida que el gas ingresa en el sumidero, el
liguido se condensa y acumula, ocupando porciones de los poros que de otro modo
estarian disponibles para el flujo de gas, y por lo tanto impide el flujo de éste; el proceso
continua hasta que se acumula suficiente liquido como para que su movilidad se vuelva
significativa. Una vez que se excede la saturacién critica, el gas y el aceite compiten
entonces por las trayectorias de flujo (como lo ilustra la relacion entre sus
correspondientes permeabilidades relativas en las figuras 2.8 y 2.9), pero la formacion y
acumulacién de condensado continda hasta que se alcanza un estado de saturacidén en
equilibrio que es un tanto mayor que la saturacién critica de condensado. En el peor de los
casos, la saturacidn de condensado (S,,,4) alrededor del pozo puede alcanzar valores de
entre 50 y 60%, generando reducciones de productividad en los pozos de 2 a 10 veces la
existente antes de la condensacién retrégrada (Rojas, 2003). La formacion de un bloque
de condensado es el resultado de la reduccidn de la movilidad del gas en los alrededores
de un pozo productor por debajo de la presién de rocio.

1.0

krg krcond

0.5

Permeabilidad relativa

0 Sccona 50 100
Saturacion de condensado (%)

Figura 2.8 Curvas de permeabilidad relativa para un sistema gas-
condensado. Se observa la disminucién de la permeabilidad
relativa al gas a medida que la saturacién de condensado se
incrementa; una vez alcanzada la saturacidon critica de
condensado, S; cona, 12 region alcanza una condicién de flujo con
el gas y el condensado fluyendo.
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Scond

krcond

Distancia al pozo

Figura 2.9 Formaciéon del bloque de condensado (Fan,
2006). La saturacién de condensado, S.,,4, €5 Mayor cerca
del pozo porque la presién es mas baja, lo que implica mas
condensacion de liquido. La permeabilidad relativa al
condensado, k,.onq, Cerca del pozo, ilustra el efecto de la
formacion del bloque. El eje vertical, representado por un
pozo, es solo esquematico.

La caida de la presion del yacimiento por debajo de su presién de rocio trae como
consecuencia que la produccién de gas y condensado decline debido a la formacién de un
blogue de condensado en la regién vecina al pozo, ademas, el gas producido contendra
menos fracciones pesadas valiosas debido a la condensacion a través de todo el
yacimiento, donde la movilidad del condensado no es suficiente para que éste fluya hacia
el pozo productor.

No todos los yacimientos de gas y condensado estan limitados por presién debido a
la formacion de un blogue de condensado en la regiéon vecina al pozo, aunque todos estos
campos experimentaran este fenémeno. El grado en que la segregacion de condensado
constituye un problema para la produccién, depende de la relacién entre la caida de
presion experimentada dentro del yacimiento y la caida de presién total que se produce
desde las areas lejanas del yacimiento hasta la superficie.

Si la caida de la presidn del yacimiento es significativa, la caida de presién adicional
debida a la segregacién de condensado puede ser muy importante para la productividad
del pozo. Esta condicion es tipica en formaciones con un valor bajo de capacidad de flujo
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(kh). En el caso contrario, si en el yacimiento se produce una pequefia fraccién de la caida
de presion total, lo que es habitual en formaciones con valores de kh altos, la caida de
presion adicional producida en el yacimiento como consecuencia del banco de
condensado, tendra probablemente poco impacto sobre la productividad de los pozos.
Como regla basica general, se puede asumir que el bloque de condensado duplica la caida
de presién en el yacimiento para una misma tasa de flujo.

Presion del yacimiento

Pozo

PT'OC

== Presién del punto de rocio

Presidn

N Distancia

Figura 2.10 Regiones para estudiar el comportamiento de los yacimientos de gas y
condensado (Fan, 2006).

Para estudiar el fendmeno de formacién del bloque de condensado, diversos
autores han divido el flujo en los yacimientos de gas y condensado en tres regiones de
yacimiento (figura 2.9). Las dos regiones mads préximas al pozo pueden formarse cuando la
presion de fondo estd por debajo de la presion de rocio del fluido (P, s < P.,.). La tercera
region, que se forma lejos de los pozos productores, existe solo cuando la presién media
del yacimiento esta por encima de la presion de rocio (P,q; > Po¢). Suponiendo que la
saturacién de agua en el yacimiento se mantiene por debajo de su valor critico (S,, < S. ),
las regiones mencionadas poseen las siguientes caracteristicas.

= Region 3. Region alejada del pozo (dentro del yacimiento) donde sélo ocurre flujo
de gas, con Pyg¢ > Proc, Scona =0y Sg + Sy, = 1. Esta region incluye la mayor parte
del area del yacimiento que se encuentra alejada de los pozos productores. Dado
que estd por encima de la presidon de rocio, sélo existe y fluye una fase de
hidrocarburo: el gas. El limite interior de esta region tiene lugar donde la presién
iguala a la presion del punto de rocio del gas de yacimiento original. Este limite no
es fijo, sino que se desplaza hacia afuera a medida que el pozo produce
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hidrocarburos y la presidon de yacimiento cae, desapareciendo finalmente cuando
la presidn en el limite exterior cae por debajo del punto de rocio.

= Regidn 2. Region intermedia donde empieza a ocurrir condensacion retrégrada,
con Pyac < Procs Scond < Sc cona Y Scona + Sg + Sw = 1. En la segunda region, el liquido
se separa de la fase gaseosa, pero su saturacién continta siendo suficientemente
baja como para que se mantenga inmovil; por lo que sdlo fluye gas monofasico. La
cantidad de liquido que se condensa queda determinada por las caracteristicas de
la fase del fluido, de acuerdo a su diagrama PVT. La saturacion del liquido aumenta
y la fase gaseosa se vuelve mas pobre a medida que el gas fluye hacia el pozo;
siendo el limite interior de la region la distancia r; a la que el condensado alcanza
la saturacidn critica para iniciar el flujo.

= Regidn 1. Region interior cerca del pozo donde fluyen condensado y gas de manera
simultanea a diferentes tasas y saturaciones, con Py, < Proc, Scona > Sccona Y
Scona + Sg + Sy = 1. En la primera region, la mas cercana al pozo productor fluyen
tanto la fase gaseosa como la fase de condensado. La saturacion de condensado en
esta regién es mayor que la saturacion critica. Las dimensiones de esta regién
oscilan entre decenas de pies para fluidos gas condensado pobres y cientos de pies
para fluidos gas condensado ricos. Dicha region se extiende mas lejos del pozo
para las capas con una permeabilidad mas alta que la permeabilidad promedio, ya
que a través de esas capas ha fluido un mayor volumen de gas. Incluso en los
yacimientos que contienen un gas condensado pobre, con baja condensacion de
liquido, el bloque de condensado puede ser significativo, porque las fuerzas
capilares pueden retener un condensado que con el tiempo desarrolla alta
saturacion.

11.4.3 Variacién de la permeabilidad efectiva al gas

La regién uno, correspondiente al bloque de condensado en la zona vecina al pozo
controla la productividad del mismo. La RGC circulante es basicamente constante y la
condicion PVT se considera una regién de expansidon a composicién constante (esto
contrasta con la segunda regién, que se considera una region de agotamiento a volumen
constante). Esta condicion simplifica la relacion existente entre la permeabilidad relativa al
gas y la permeabilidad relativa al aceite (condensado), lo que hace que la relacién entre
ambas sea una funcion de las propiedades PVT. Sin embargo, la permeabilidad efectiva al
gas en la zona cercana al pozo no es sélo una funcién de la saturacién, sino que se
producen efectos de permeabilidad relativa adicionales debido a que la velocidad del gas,
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y en consecuencia la fuerza viscosa, es extrema; este efecto ha sido cuantificado a través
del numero capilar (N.) y el coeficiente inercial o factor de turbulencia (£). Las
condiciones del gradiente de presién producidas por la alta velocidad o la baja tension
interfacial poseen numeros capilares altos, lo que indica que predominan las fuerzas
viscosas y que la permeabilidad relativa al gas es mayor que el valor que se registra con
tasas de flujo mas bajas.

A velocidades de flujo aun mas altas, en la zona mas cercana al pozo, ocurre flujo
turbulento de gas, lo que genera una resistencia inercial adicional, debido a la aceleracién
de las moléculas de gas a través del medio poroso al atravesar las gargantas de poro y
posterior disminucién de su velocidad al ingresar en un cuerpo poroso; esto a su vez
produce una caida de presion adicional y reduccién de la tasa de flujo de gas.

De los dos efectos anteriores, que actuan en direccion contraria, el aumento de la
K4 con la velocidad del gas debido al incremento del N; a través del fenomeno de
desplazamiento capilar tiene un impacto mayor, por lo que el impacto global de los dos
efectos producidos por la alta velocidad es usualmente positivo, lo que reduce por lo
tanto el impacto del bloque de condensado.

11.4.4 Reduccion del dafio causado por acumulaciéon de condensado

La mayoria de los métodos propuestos en la literatura para aminorar el dafio causado por
acumulacién de condensado pueden agruparse de la manera siguiente:

= cambio de comportamiento de fases;

® reduccidén de caida de presion por acciones a nivel de pozo;

= cambio de las propiedades del sistema roca-fluidos;

» reduccidn de caida de presion por inyeccién o reinyeccién de un fluido.

Abel et al. (1970) describen los dos esquemas de inyeccidén ciclica de gas:
mantenimiento total de presidon y mantenimiento parcial de presiéon. En el proceso de
mantenimiento total de presidn, el gas se inyecta de manera continua en el yacimiento al
mismo tiempo que el gas condensado es producido del yacimiento, en un intento por
evitar que la presidon del yacimiento caiga por debajo de la presion de rocio. Mientras
que, en el proceso de mantenimiento parcial de presion, el gas es inyectado en el
yacimiento después de que la presion de yacimiento se encuentra por debajo del punto de
rocio, en un intento de detener o retrasar la declinacién de la presién y revaporizar o
desplazar misciblemente el condensado.

Los procesos que se presentan cuando se inyectan contactos gas-condensado son:
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= desplazamiento del fluido del yacimiento por gas inyectado;

* revaporizacidn de componentes por transferencia de masa;

= cambio en el comportamiento PVT del fluido de yacimiento al entrar en contacto
con el gas inyectado.

Cook et al. (1969) realizaron pruebas de laboratorio sobre evaporizacion de un
condensado de 45 °API con gas seco, dependiendo de la presion, el volumen de gas
inyectado y la temperatura, se alcanza a gasificar hasta un 75% del condensado original.
Los autores comprobaron que el volumen de condensado gasificado es proporcional a la
presiony a la cantidad de gas inyectado.

Katz et al. (1983) reportaron pruebas del campo Rapid River, EE. UU., muestran que
en 35 yacimientos de este campo se logré un incremento de la produccién de liquido de 5
a 15 BN/MMPCN (200%) al presurizar los pozos con gas seco desde 930 hasta 4000 lpc; de
manera similar, se logré un incremento de produccion de 8 a 10 BN/MMPCN (25%) en 12
yacimientos del campo Cold Spring, EE. UU., en este caso el incremento de presion fue
menor: de 1000 a 2800 Ipc.

Rojas (1994) propuso el siguiente procedimiento de estimulacién con gas seco:

1) Inyectar de 0.3 a 0.5 MMPCN/pie durante una o dos semanas.

2) Cerrar el pozo por una semana para que se logre el equilibrio termodindmico y se
realicen las modificaciones adecuadas en el pozo para pasar de inyeccién a
produccion.

3) Poner el pozo en produccién hasta alcanzar tasas similares a las que se tenian
antes de la inyeccidn. Si la estimulacién da buenos resultados, repetir el ciclo.

Kossak et al. (1986) hicieron simulaciones para estudiar el desempefio de la
inyeccién bache de metano seguido por nitrégeno. Ellos estudiaron el efecto de la
inyecciéon bache en un yacimiento de capas homogéneas y heterogéneas tanto con
isotropia como con anisotropia. Sus resultados muestran que las heterogeneidades
permiten que el nitrégeno se mezcle con el condensado cuando el bache de metano es
pequeiio, pero el incremento en la recuperacion con la inyeccidon del bache de metano
respecto a la inyeccidon de nitrégeno es lo suficientemente mayor como para pagar los
costos del metano.

Sanger y Hagoort (1998) investigaron la eficiencia del nitrégeno para evaporar el
condensado en comparacion con la eficiencia del metano. Encontraron que el metano

puede evaporar mas condensado que el nitrogeno. Los autores informaron que la

|55



CAPiTULO 1l YACIMIENTOS DE GAS Y CONDENSADO

capacidad de evaporizacion del metano es mayor a 20 veces la capacidad del nitrégeno. La
desventaja de la inyeccidn del nitrégeno es que la presién de rocio de la mezcla es mayor
que la del fluido original, lo que conduce a la condensacién de liquido in-situ debido a la
mezcla con el fluido del yacimiento.

Ahmed et al. (1998) estudiaron la eficiencia del gas seco, N,, y CO, mediante un
proceso de inyeccion huff and puff (inyeccidn ciclica de gas) en la eliminacion del liquido
acumulado en y alrededor del pozo. Los autores concluyeron que el CO, puro es el gas
mas efectivo en la reduccién del condensado en comparacion con los otros gases cuando
se inyectan a la misma presién. Los autores también muestran que la inyeccion huff and
puff de gases es mas efectiva cuando se inicia antes de alcanzar la saturacion maxima de
condensado determinada por el experimento de agotamiento a volumen constante (CVD).
Una cantidad insuficiente de gas inyectado podria incrementar el liquido liberado.

Luo et al. (2001) llevaron a cabo experimentos en un gas condensado rico real para
investigar la recuperacion de condensado, basados en dos estrategias de mantenimiento
de presidn: mantenimiento total de presidon y mantenimiento parcial de presion, para
determinar cuantitativamente la eficiencia en la revaporizacion de condensado por
inyeccién de gas seco. Sus analisis del condensado producido muestran que un mayor
porcentaje de los componentes mas pesados se vaporizan y recuperan cuando se inyecta
gas por encima de la presién de rocio, en comparaciéon que cuando se inyecta por debajo
de la misma. Los resultados también muestran que la recuperacién de condensado
acumulado es mayor cuando la inyeccion se realiza por encima de la presién de rocio. Los
autores también observaron que durante la inyeccidn de gas a la presion de yacimiento, la
transferencia de masa entre el gas seco inyectado y el fluido original provocan un
aumento en la presion del punto de rocio y por lo tanto condensacién retrdgrada
prematura, lo que puede reducir en cierta medida la recuperacion de condensado.

Jamaluddin et al. (2001) realizaron experimentos PVT para estudiar el efecto del CO,
y el propano en el comportamiento de fases de un fluido gas condensado. Los autores
encontraron que el CO, incrementa el punto de rocio de la mezcla, pero reduce el
condensado liberado total debajo del punto de rocio; mientras que el propano reduce el
punto de rocio asi como el condensado liberado total. Los autores sugieren que la
inyeccion huff and puff de propano podria reducir de manera eficaz el dafo debido al
bloqueo por condensado.

Al-Anazi et al. (2004) estudiaron experimentalmente la revaporizaciéon de
condensado en nucleos debida al metano. Los autores demostraron que la inundacién con
metano revaporiza condensado y restaura la permeabilidad relativa al gas a un valor de

|56 ]



YACIMIENTOS DE GAS Y CONDENSADO CAPiTULO 1l

flujo de una sola fase. La revaporizacién de condensado fue controlada por la division de
los componentes hidrocarburos dentro de la fase gaseosa fluyente cuando la inyeccién fue
realizada por debajo de la presion minima de miscibilidad (MMP). El incremento en el
gasto y presién de inyeccion acelera la revaporizacién de condensado.

Henderson et al. (1993) realizaron experimentos de inundacidon de nucleos
(coreflood) para estudiar los efectos de la inyecciéon de agua en la recuperacién de gas y
condensado, por encima y por debajo de la presidn de rocio. Encontraron que la
saturacion residual de hidrocarburos después de la inyeccién de agua depende de la
tension interfacial prevaleciente entre el gas y el condensado. Dependiendo de las
caracteristicas del yacimiento, la inyeccion de agua se puede continuar a lo largo de la vida
productiva del yacimiento o la presién del yacimiento puede reducirse drasticamente
después de un periodo de inyeccién. Sin embargo, el mantenimiento total de presidn por
inyeccién de agua posee la desventaja de que una cantidad importante de gas queda
atrapado a altas presiones al final de la vida productiva del campo, reduciendo la
eficiencia en la recuperacion de gas. Cuando la inyeccidn de agua se lleva a cabo a
presiones por encima de la presién de rocio, la saturacién de gas atrapado contendrd
todavia un alto porcentaje de condensado, ya que los componentes liquidos pesados que
componen el condensado seguiran estando presentes en forma de vapor. En cambio, si la
inyeccion de agua se realiza por debajo de la presion de rocio, entonces el condensado
depositado en el yacimiento puede ser parcialmente recuperado. No obstante, la cantidad
de condensado en la fase gas dependerd de la presion a la que se realice la inyeccién de
agua. Por lo tanto, existe un periodo éptimo de inyeccidn de agua que maximiza la
recuperacién de hidrocarburos, el cual dependerd de la curva de permeabilidad relativa al
gas y de las propiedades PVT del fluido de yacimiento. Cuando la inyeccion de agua se
lleva a cabo por un tiempo limitado, la presion cae una vez cesada la inyeccion de agua y,
la saturacién de gas en esta region se vera afectada tanto por la expansiéon del gas, que
actda incrementando la saturacidon, como por la condensacién, que actua reduciendo la
saturacion de gas. La permeabilidad relativa al gas bajo estas condiciones no se obtiene
por medidas estandar. Durante la despresurizacién, la saturacion total de hidrocarburos
aumentara y el agua sera conducida a regiones vecinas. Regiones mas alejadas del pozo
inyector pueden ser afectadas por la invasidn resultante de la expulsiéon de agua de la
region inyectada. Esta invasiéon de agua puede ocurrir antes o después de que la
condensaciéon se lleve a cabo. Mediciones especiales de permeabilidad relativa son
requeridas para describir el desplazamiento de gas por agua en este ultimo caso y también
para describir el flujo en la despresurizacidn subsiguiente. Los autores concluyeron por lo
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tanto que las diferentes condiciones pertenecientes a la inyeccion de agua y
despresurizacion, requieren que diferentes curvas de permeabilidad relativa deban ser
utilizadas para los dos procesos.

Fishlock et al. (1996) estudiaron el desempefio de la inyeccién de agua para fluidos
gas condensado rico y pobre. Encontraron que las recuperaciones de hidrocarburos son
mayores para fluidos pobres que para fluidos ricos, porque una mayor proporciéon de
condensado esta en la fase vapor a una presion dada en un gas condensado pobre en
comparacion con un gas condensado rico.

Ahmed et al. (2000) analizaron el efecto de la inyeccién de agua en los yacimientos
de gas y condensado en comparacion con la inyeccion de gas seco. Sus resultados
mostraron una mejora en las tasas de produccidn de gas y liquido tanto para inyeccién de
gas como para inyeccion de agua. Aunque la inyeccién de gas mostré mayores factores de
recuperacion de condensado, los autores sugieren que la inyeccién de gas puede no ser
viable econdmicamente debido a la alta inversion inicial necesaria, el aumento de los
costos de operacion, y el retraso en las ventas de gas. Los autores muestran ademas que si
se planea utilizar la inyeccidon de agua en yacimientos de gas y condensado, el yacimiento
debe ser desfogado (blowdown) antes de que el agua invada la mayoria de los pozos
productores y aumente el corte de agua. El desfogue también ayuda a removilizar parte
del gas atrapado por el agua inyectada.

Cullick et al. (1989 y 1993) realizaron simulaciones y estudios experimentales para
investigar la eficiencia de la inyeccién alternada de agua y gas (WAG) en la mejora de la
recuperacién de hidrocarburos en yacimientos de gas y condensado. Ellos proponen
utilizar la inyeccion WAG en lugar de la inyeccién de gas seco en el proceso de
mantenimiento total de presidon y también como una alternativa a la despresurizacién
temprana del yacimiento. Sus resultados muestran una mejora de entre 28% y 54% en la
recuperacién total en comparacién con la inyeccién continua de gas para el
mantenimiento total de presidn.

Sohrabi et al. (2000) llevaron a cabo experimentos de visualizacién en micromodelos
mojados por agua para entender el proceso de desplazamiento debido a la inyeccién
alternada de agua y gas (WAG). Decano normal fue utilizado como aceite y metano como
gas seco. Los autores observaron que la mayor parte de la recuperacién de petrdleo se
obtiene sélo de después de unos cuantos ciclos de inyeccion. Bang (2007) opina que
aungue las observaciones anteriores se hicieron para la recuperacién de aceite, se
esperaria un desplazamiento similar en un proceso de inyeccion WAG para el condensado
liberado del gas debido a la caida de presidn en los yacimientos de gas y condensado.
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Du (2000), Walker (2000), Al-Anazi (2002 y 2003) et al. investigaron el uso del
metanol para tratar el dafio causado por el bloqueo de condensado y agua. Los autores
muestran que un periodo de flujo mejorado es observado tanto en nucleos de alta y baja
permeabilidad después de su tratamiento con metanol, periodo durante el cual se retrasa
la acumulacién de condensado. Los resultados de sus experimentos se enlistan a
continuacion.

= QObservaron una mejora importante en la permeabilidad relativa al gas y al aceite
durante el periodo de flujo mejorado después del tratamiento con metanol.
Asimismo, el tratamiento es mas efectivo en la presencia de altas saturaciones de
agua, ya que el metanol elimina de forma efectiva el dafo debido al bloqueo por
agua ademas de tratar el dafio debido al condensado.

= Una mejora importante debido al tratamiento con metanol se logra sélo hasta
cierto volumen de inyeccién de metanol, después de lo cual la mejora relativa es
insignificante o se reduce significativamente.

= E|l tratamiento con metanol remueve tanto agua como condensado debido al
desplazamiento miscible por multicontacto si se inyecta suficiente metanol. El
tratamiento con metanol logré un aumento significativo, aunque temporal, en la
productividad tanto en nucleos de alta como de baja permeabilidad. Sin embargo,
se esperaria que la eliminacién del bloqueo por agua tuviera un impacto duradero
en el indice de productividad del pozo.

Al-Anazi et al. (2003) reportaron el tratamiento exitoso con metanol para mejorar la
productividad del campo de gas y condensado Hatter's Pond en Alabama, Estados Unidos.
Los analisis PVT realizados a las muestras de campo indicaron el comportamiento del
fluido como un gas condensado rico. Walker (2000) llevé a cabo pruebas de
compatibilidad de fluidos para garantizar que la inyeccion de metanol no causara ningln
dafio en el yacimiento. El pozo seleccionado para el tratamiento producia 250 MPCND con
87 BND de condensado. Después del tratamiento con metanol tanto la produccién de gas
como de condensado se incrementd por un factor de dos, hasta producir alrededor de 500
MPCND de gas y 157 BND de condensado. Pruebas de presién-produccion realizadas en el
pozo inyectado antes y después del tratamiento mostraron una mejoraria en el dafio total
de 0.68 a -1.9. Esto indica que el tratamiento con metanol elimina de manera efectiva el
banco de condensado y agua cerca del pozo. Sin embargo, la eliminacion del banco de
condensado es sélo temporal ya que se vuelve a formar. Los resultados de este estudio
indican que la nueva formacion del banco de condensado no ocurre inmediatamente, la
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razon de que esto suceda no es muy clara. Los autores proponen que la modificacién del
comportamiento de fases del fluido de yacimiento debido al metanol residual atrapado en
los poros retrasé la formacion del nuevo banco de condensado.

Garzon et al. (2006) investigaron el uso del diésel con EGMBE (éter monobutilico de
etilenglicol) para tratar el bloqueo de condensado en rocas carbonatadas. Los autores
mostraron que la mejora en el indice de productividad del gas depende de la
concentracion de EGMBE en la solucion de tratamiento, y la mezcla con 40% diésel y 60%
EGMBE proporciona la mdaxima mejora. Los autores también informan el uso de la
solucion propuesta (40% diésel/60% EGMBE) en el campo Hatter's Pond, en el cual el
indice de productividad aumentd en un 10%, y la produccién de gas lo hizo en un 15%
después del tratamiento.

El fracturamiento hidraulico ha sido utilizado para mejorar la productividad de pozos
de gas y condensado. Esta técnica crea canales de flujo a través del bloque (o anillo) de
condensado, lo que permite estimular la produccién del fluido desde la zona no alterada;
ademas, reduce la caida de presion en los alrededores del pozo. Para ciertos campos de
gas y condensado, una menor caida de presidon significa que la produccién en estado
monofasico por encima de la presién de rocio puede extenderse por mas tiempo, esto al
retrasar la liberacion de liquido del gas alrededor del pozo. No obstante, el fracturamiento
hidraulico no genera un conducto que se extienda mas alla del area de incremento de la
saturacion de condensado, al menos no por mucho tiempo. Cuando la presiéon en las
fracturas descienda por debajo de la presion de rocio, la saturacion de condensado
aumentara en las fracturas como lo hizo alrededor del pozo, reduciendo entonces la
conductividad de las mismas. El éxito de la estimulacidon por fracturamiento hidraulico
depende de la colocaciéon de una cantidad suficiente de apuntalante en las fracturas, la
velocidad a la que los fluidos son producidos de las fracturas, y del grado en que las
fracturas “limpian” después del tratamiento. Aunque el fracturamiento hidrdulico es una
de las técnicas mas utilizadas para estimular pozos de gas y condensado bloqueados por
agua y condensado retrégrado, no siempre puede ser utilizada por los peligros que se
tienen de comunicar la zona productora con otras no deseables (por ejemplo acuiferos),
ademads de su alto costo en pozos profundos. Settari et al. (1996) realizaron un estudio de
simulacién para investigar la mejora en el indice de productividad debido al
fracturamiento hidrdulico en el campo Smorbukk, Noruega. Sus resultados muestran que
el fracturamiento puede restaurar alrededor del 50 al 70% de la productividad perdida
debido al blogque de condensado, esto en comparacion con un pozo no fracturado en una
zona de baja permeabilidad. En las zonas con permeabilidades mds altas la restauraciéon
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de la productividad puede ser mayor. Los autores encontraron que la mejora en el indice
de productividad es mas sensible a la longitud de la fractura en zonas de baja
permeabilidad, mientras que en zonas de alta permeabilidad lo es a la conductividad de la
fractura.

Kumar (2000) estudié el efecto de una fractura vertical idealizada en un pozo de gas
y condensado. El autor predijo que para el flujo bifasico de gas y condensado, la
productividad de un pozo fracturado puede ser tan alta como ocho veces la productividad
de un pozo sin fracturar. Lolon et al. (2003) mostraron que el fluido utilizado en el
fracturamiento que permanece en la fractura y la formacion después de la estimulacion,
bloquea el flujo de gas dentro de la fractura y por lo tanto reduce la longitud efectiva de
fractura. Pruebas de presion transitoria realizadas a pozos fracturados hidraulicamente
apoyan lo anterior, y revelan que las longitudes efectivas de fractura son sustancialmente
menores que las longitudes disefiadas para la estimulacion. Por lo tanto, las predicciones
de simulacién con fracturas idealizadas son demasiado optimistas.

Al-Hashim et al. (2000) realizaron estudios de simulacidn para investigar la mejora
en el indice de productividad de pozos de gas y condensado debido al fracturamiento,
tanto por encima como por debajo del punto de rocio. Los autores mostraron que el
fracturamiento hidraulico incrementa el tiempo en el que la presién de rocio es alcanzada
durante el agotamiento de presidon en comparacion con un caso base no fracturado.

Mohan et al. (2005 y 2006) investigaron la mejora debida al fracturamiento
hidraulico en pozos de gas y condensado mediante la realizacién de un modelo de pozo
simple. Pardmetros como dimensiones de la fractura y conductividad de fractura tienen el
mayor efecto en la mejora. Los autores utilizaron niveles multiples de mallado para
modelar la fractura, con un ancho tan pequefio como 0.1 ft. El estudio mostré que la
mejora en la productividad debido al fracturamiento hidraulico en un pozo de gas y
condensado es mds grande en yacimientos de baja permeabilidad, y la longitud de
fractura requerida para optimizar la productividad debido al fracturamiento hidrdulico en
pozos de gas y condensado depende principalmente del volumen de apuntalante,
permeabilidad del yacimiento, permeabilidad de la fractura, composicion del fluido, y del
ancho del anillo de condensado. Los autores desarrollaron una expresién analitica para la
longitud efectiva de fractura, que incluye los efectos del flujo no-darciano y del banco de
condensado. Estudiaron los efectos de varios factores tales como permeabilidad de la
fractura, permeabilidad del yacimiento, composicion del fluido y ancho del anillo de
condensado. Se demostré que la longitud efectiva de fractura requerida para el flujo por
encima del punto de rocio fue menor que por debajo del punto de rocio. Se encontré que
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para yacimientos de baja permeabilidad es preferible una fractura mas larga y estrecha
qgue una mas corta y ancha. Encontraron ademas que a medida que el ancho del anillo de
condensado aumenta, la longitud efectiva de fractura requerida lo hace también.

Se han sugerido métodos de tratamiento quimicos para remover el bloque de
condensado a través de surfactantes mezclados con solventes para alterar la preferencia
de la mojabilidad de la roca del yacimiento. Se han realizado estudios que demuestran la
reduccion del dafio causado por bloqueo de liquidos (agua + condensado) mediante el
cambio de la mojabilidad de una roca inicialmente mojada por agua a mojabilidad neutra,
reduciendo la saturacién de liquidos y aumentando la permeabilidad relativa al gas. Si
bien las superficies minerales tales como el cuarzo, la calcita y la dolomia exhiben mayor
mojabilidad a los liquidos que al gas, también hay solidos que muestran mojabilidad al gas.
En particular, los compuestos fluorinados tales como las superficies de teflon son
mojables por gas. Por este motivo, se han utilizado solventes fluorinados para alterar la
mojabilidad de los nucleos en estudios de laboratorio. Los resultados reportados en
condiciones de altas temperaturas, tipicas en yacimientos de gas y condensado, indican
una marcada inversién de la mojabilidad en sistemas gas-agua-roca de yacimiento, pero
un éxito menor en sistemas gas-aceite-roca de yacimiento. Investigadores de la
Universidad de Texas en Austin realizaron pruebas de laboratorio utilizando surfactantes a
base de fluorocarbono 3M. Los resultados en nucleos de yacimientos bloqueados con
condensado indican que los valores de permeabilidad relativa al gas y al condensado
practicamente se duplicaron después del tratamiento. Los tratamientos de este tipo
deben comprobarse en el campo bajo una diversidad de condiciones para desarrollar y
comprobar la tecnologia complementaria. Si la tecnologia resulta finalmente exitosa, los
costos de los surfactantes utilizados en el tratamiento seran muy pequefios comparados
con los beneficios de incrementar los gastos de produccion de condensado y gas. La
alteracion que estos solventes producen en la roca, enfrenta una de las causas
fundamentales de la formacién de bloques de condensado: la acumulacién capilar de
liqguido debido a la preferencia de la roca en términos de mojabilidad. La prevencién de la
acumulacién de liquido reduce el problema de restriccion de la produccién, logrando un
régimen de produccién elevado.
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CONTENIDO

I11.1 Introduccion

I11.2 Experimentos PVT de laboratorio

111.3 Ajuste de la ecuacion de estado con el software PVTi de ECLIPSE

I11.4 Experimentos PVT simulados

I111.1 Introduccion

Los modelos de simulacién composicional consideran que las propiedades de los fluidos
del yacimiento dependen no solamente de la temperatura y presion del yacimiento, sino
también de los cambios de composicidn de los fluidos durante el agotamiento de presion,
y en cada celda se deben de cumplir las leyes de conservacién de la masa, energia y
equilibrio de fases. Actualmente todos los simuladores composicionales usan ecuaciones
de estado en el célculo de fases y propiedades de las mismas en cada una de las celdas y a
cada paso de tiempo. La planeacién del desarrollo de campos de gas y condensado
requiere estudios de simulacién composicional usando una ecuacién de estado ajustada
para la evaluacién de las reservas de condensado y gas, la seleccién de los métodos de
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produccién, disefio de instalaciones, asi como para el desarrollo econémico. De lo anterior
se deriva la necesidad de ajustar correctamente la ecuacidon de estado a utilizar en la
simulacién con los datos generados por experimentos PVT en el laboratorio. El ajuste de la
ecuacion de estado consiste en reproducir la presion de rocio, y la variacion con la presion
de las diferentes propiedades de las fases aceite y gas registradas durante los
experimentos PVT.

El ajuste de la ecuacion de estado empleada en la simulacion de los efectos en el
comportamiento de fases del gas condensado debido a la inyeccion de quimicos, se realizd
con el software de caracterizacién de fluidos PVTi del simulador ECLIPSE. PVTi puede ser
utilizado para simular los experimentos realizados en el laboratorio con las muestras del
fluido de yacimiento y, posteriormente realizar predicciones tedricas una vez comprobada
la representatividad del modelo al reproducir datos experimentales con una exactitud
razonable. PVTi minimiza la diferencia entre los datos medidos y calculados mediante una
funcién de regresién que ajusta varios pardmetros de la ecuacion de estado. Se trabajé
con la ecuacidon de estado de Peng-Robinson de tres pardmetros, ecuacién de estado
empleada ampliamente en la industria petrolera, y que ya ha sido utilizada en la literatura
para simular los efectos en el comportamiento de fases de fluidos gas condensado debido
a la inyeccién de quimicos.

En una prueba de agotamiento a volumen constante (CVD) el yacimiento es visto
como un tanque de temperatura y volumen fijos, y se asume que, cuando la presién decae
por debajo de la presidn de rocio y la mezcla de hidrocarburos se divide en dos fases, la
produccién proviene entonces sélo de la zona de gas, por lo tanto el gas extraido de la
valvula durante las diferentes etapas de agotamiento serda el fluido producido del
yacimiento, el cual llegara a ser gradualmente menos rico en hidrocarburos pesados, y por
lo tanto menos liquido sera recuperado de la bateria de separacién. Como se indico en el
capitulo anterior, en la mayoria de yacimientos de gas y condensado la saturaciéon de
liquido condensado en el yacimiento (a excepcién de las zonas cercanas al pozo
productor) rara vez alcanza valores que permitan su movilidad, ya que los valores
generalmente se encuentran por debajo del 20% (Rojas, 2003), por lo que se consigue una
buena aproximacion del cambio de composicién del fluido producido por el yacimiento al
simular su comportamiento utilizando un experimento CVD. El factor de compresibilidad
(Z) del gas, es una de las propiedades PVT mds importantes a determinar con precisién en
un yacimiento de gas y condensado. Las razones son su valia tanto en la correcta
estimacion del gas inicial in-situ, como en la produccién de gas y condensado como
funcién de la presiéon durante el agotamiento (Whitson, 1999).
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De acuerdo a Coats (1986), Pedersen (1989) y Danesh (1998) dentro de los datos
necesarios mas importantes de un experimento de agotamiento a volumen constante
(CVD) para un buen desarrollo de campos de gas y condensado se encuentran a:

= |a presidon de rocio;

= el factor de compresibilidad del gas;
= el volumen de liquido;

= vy elgas producido acumulado.

Las observaciones PVT enlistadas arriba, junto con la densidad del liquido residual de
la Ultima etapa de abatimiento de presién, fueron los datos reproducidos en el simulador
para el ajuste de la ecuacion de estado utilizada.

I11.2 Experimentos PVT del laboratorio

Del analisis PVT validado y seleccionado como representativo para el Campo A se obtuvo
la informacidn que se menciona a continuacion.

= La presion inicial del yacimiento es de 823 kg/cm2 absoluta (11706 Ipca).

= Las muestras utilizadas en los laboratorios para los estudios PVT fueron muestras
de fondo del Pozo A-1.

» El fluido de yacimiento fue composicionalmente analizado hasta C;, por la técnica
de cromatografia/separacién flash, y matemdticamente hasta la fraccion Csq,
(tabla 3.1).

= (,=70.39% mol, C;,=9.86% mol.

= Mediante un experimento CCE llevado a cabo en una celda visual de alta presion a
temperatura de yacimiento de 177 °C (450 K), se obtuvo una presién de rocio de
399.55 kg/cm? absoluta (5683 Ipca).

= Después del estudio CCE, la muestra de fluido se sometid a presidn con la finalidad
de obtener un fluido monofasico a temperatura de yacimiento. Se realizé entonces
un estudio de agotamiento a volumen constante para medir el volumen del liquido
en el yacimiento, la composicién de los fluidos producidos, el porcentaje producido
acumulado y el factor de desviacion (Z) de la fase gaseosa.

» Ladensidad del aceite residual de la prueba CVD fue de 0.8242 g/cm? (40 °API).

®* La densidad del fluido a temperatura de yacimiento fue de 0.4314 g/cm3 ala
presion de punto de rocio de 399.55 kg/cm? absoluta.
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» El fluido de yacimiento de la prueba de separacion flash de una etapa mostré una
RGC de 1100.23 m3/m?® (6177.83 PCN/BN), asi como una densidad del aceite de
tanque de almacenamiento igual a 0.8113 g/cm® (42.75 °API) a 15 °C y 1.033
kg/cm?®.

Cabe mencionar que todos los pardmetros obtenidos para el fluido del Campo A, en
este caso, entran dentro de los rangos de valores propuestos por McCain para la
clasificaciéon de yacimientos en los correspondientes a gas y condensado (tabla 2.2), esto
es: 3200 < 6177.83 < 15000 PCN/BN; 40 < 42.75 < 60 °API; 70.39 > 60% mol de C; y
4<9.86<12.5% mol de C,,.

111.2.1 Composicion del fluido de yacimiento

Tabla 3.1 Composicion del fluido del yacimiento por separacion flash y cromatografia capilar a temperatura
de yacimiento (177 °C).

Densidad del Peso Densidad del Peso
Componentes % Mol | %Peso | , . 3 Fracciones pesadas | %Mol | %Peso | , . 3
liquido [g/cm’] | molecular liquido [g/cm’] | molecular
Acido Sulfhidrico 0.75 0.70 0.7897 34.08 Heptanosy + 9.86 45.51 0.81 168.40
Didxido de Carbono 2.32 2.80 0.8226 44.01 Undecanosy + 4.72 29.04 0.84 224.50
Nitrégeno 0.95 0.73 0.8093 28.01 Pentadecanosy + 2.26 17.38 0.87 280.60
Metano 70.39 30.94 0.3000 16.04 Eicosanosy + 0.90 8.65 0.90 350.71
Etano 7.40 6.10 0.3560 30.07 Pentacosanosy + 0.36 4.13 0.93 420.79
Propano 3.59 4.34 0.5080 44.10 Triacontanosy + 0.15 1.93 0.95 490.82
Iso-Butano 0.70 1.11 0.5630 58.12
n-Butano 1.58 2.52 0.5840 58.12 Propiedades promedio de la muestra
Iso-Pentano 0.59 1.17 0.6250 72.15 Peso molecular 36.46
e e
Heptanos 1.66 4.50 0.7337 99.04
Octanos 1.38 4.27 0.7520 113.06
Nonanos 1.15 4.00 0.7678 127.09
Decanos 0.95 3.69 0.7818 141.11
Undecanos 0.79 3.38 0.7943 155.14
Dodecanos 0.66 3.06 0.8056 169.17
Tridecanos 0.55 2.76 0.8160 183.19
Tetradecanos 0.46 2.47 0.8256 197.22
Pentadecanos 0.38 2.20 0.8344 211.24
Hexadecanos 0.32 1.95 0.8427 225.27
Heptadecanos 0.26 1.72 0.8505 239.30
Octadecanos 0.22 1.52 0.8579 253.32
Nonadecanos 0.18 1.33 0.8648 267.35
Eicosanos 0.15 1.17 0.8714 281.37
Heneicosanos 0.13 1.02 0.8777 295.40
Docosanos 0.10 0.89 0.8838 309.43
Tricosanos 0.09 0.77 0.8896 323.45
Tetracosanos 0.07 0.67 0.8951 337.48
Pentacosanos 0.06 0.58 0.9005 351.50
Hexacosanos 0.05 0.50 0.9056 365.53
Heptacosanos 0.04 0.43 0.9106 379.56
Octacosanos 0.03 0.37 0.9154 393.58
Nonacosanos 0.03 0.32 0.9201 407.61
Triacontanosy + 0.15 1.93 0.9471 490.82
Total 100.00 | 100.00
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La mayoria de los pardmetros medidos en un estudio de yacimiento pueden ser calculados
con cierto grado de precisién a partir de la composicion. Esta es la descripcidon mds
completa del fluido de yacimiento que puede hacerse. En el pasado, los analisis de la
composicion del fluido del yacimiento sélo se realizaban para separar del metano hasta el
hexano, con los heptanos y componentes pesados agrupados como un Unico componente;
indicando la densidad y peso molecular de cada componente. Con el desarrollo de
ecuaciones de estado mas sofisticadas para el cdlculo de las propiedades del fluido, se
supo que una descripcién mdas completa de los componentes pesados era necesaria.
Actualmente se recomienda que los analisis de composicion del fluido del yacimiento
incluyan una separacion de los componentes hasta C;o como minimo. Los laboratorios de
investigacion mas sofisticados hoy en dia utilizan ecuaciones de estado que requieren
composiciones hasta de Czg 0 superiores.

En la tabla 3.1 se muestra el analisis cromatografico y matematico del fluido
muestreado en el Pozo A-1. La tabla incluye fraccién molar, fraccidon peso, densidad y peso
molecular de cada componente.

111.2.2 Estudio de expansidn a composicién constante (CCE)

Los resultados reportados de la prueba CCE se presentan en la tabla 3.2. La columna de
volumen relativo (corregido por la funcién Y) muestra la relacién entre el volumen total a
la presidn indicada por volumen total a la presion de rocio. El volumen de la fase liquida se
obtiene al dividir el volumen de liquido a la presién indicada entre el volumen total a Ia
presion de rocio. El cambio brusco de la pendiente en un grafico presion vs volumen se
localiza a la presiéon de 399.55 kg/cmz, siendo esta ultima la presion de rocio P,,.. La
densidad del fluido a la presion de rocio es de es de 0.4314 g/cm® y se determina
mediante medidas directas de masa-volumen efectuadas a la muestra en la celda PVT.

A presiones por encima de la presién de rocio, la densidad de obtiene usando la

siguiente expresion:

Proc
b= (50)
Vrel

donde p es la densidad del fluido a cualquier presidon por encima de la presion de rocio;
Proc |2 densidad a la presion de rocio y V,..; el volumen relativo a la presion de interés.

Adicionalmente se muestra en la tabla 3.3 las presiones de rocio del fluido de
yacimiento reportadas a distintas temperaturas.
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Tabla 3.2 Resultados de la prueba de expansién a composicién constante a
temperatura de yacimiento (177 °C).

Presion Volumen Volumen de la Densidad del fluido de
> X L. Funcién Y L. 3
[kg/cm?] relativo fase liquida yacimiento [g/cm’]
823.00 0.8000 0.5393
703.07 0.8177 0.5276
625.73 0.8417 0.5126
527.30 0.8920 0.4837
478.09 0.9266 0.4656
464.03 0.9379 0.4600
449.96 0.9504 0.4539
435.90 0.9631 0.4480
421.84 0.9767 0.4417
407.78 0.9910 0.4353
399.55 1.0000 0.00 0.4314
386.69 1.0150 14.53 2.2139
379.66 1.0240 17.60 2.1800
372.63 1.0335 19.47 2.1560
365.60 1.0435 20.76 2.1370
358.57 1.0544 21.68 2.1019
351.53 1.0657 22.36 2.0786
344.50 1.0774 22.87 2.0638
337.47 1.0905 23.26 2.0317
330.44 1.1044 23.56 2.0039
323.41 1.1188 23.79 1.9818
316.38 1.1345 23.96 1.9539
309.35 1.1505 24.09 1.9373
302.32 1.1687 24.18 1.9069
295.29 1.1884 24.23 1.8741
288.26 1.2085 24.26 1.8516
281.23 1.2300 24.27 1.8295
267.17 1.2785 23.77 1.7791
253.11 1.3364 23.63 1.7200
239.04 1.4003 23.44 1.6775
224.98 1.4758 23.19 1.6307
210.92 1.5633 22.90 1.5878
196.86 1.6760 22.56 1.5232
182.80 1.8033 22.18 1.4762
168.74 1.9554 21.75 1.4318

Tabla 3.3 Presiones de rocio del fluido de yacimiento a diferentes

temperaturas.
Muestra Temperatura [°C] |  Presién de rocio [kg/cm’]
Fluido de yacimiento 177 399.55
Fluido de yacimiento 150 420.59
Fluido de yacimiento 120 437.90
Fluido de yacimiento 100 446.24
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111.2.2.1 Funciéon Y

De manera frecuente, los datos de volumen relativo requieren ser ajustados para corregir
inexactitudes que se cometen en el laboratorio al medir el volumen total de hidrocarburos
justamente por debajo de la presién de saturacidn y, también, a bajas presiones. Para tal
fin se utiliza la funcién adimensional conocida como funcidn Y, cuya expresién matematica

se define solamente para presiones por debajo de la presion de saturacion de la siguiente

manera:
Psat —P
y=—2% (51)
P(Vrel - 1)

donde Py, es la presion de saturacion y V,.; el volumen relativo a la presién P.

La cuarta columna de la tabla 3.2 lista los valores calculados de la funcion Y por la
ecuacion 51. Para ajustar los datos de volumen relativo por debajo de la presién de
saturacion, la funcion Y se presenta en funcion de la presién en un sistema cartesiano.
Cuando se construye el grafico, esta funcién forma una linea recta o tiene solamente una
pequeiia curvatura. La figura 3.1 muestra la grafica de la funcion Y vs presion para el fluido
muestreado. En este caso no se observa un comportamiento erratico importante en los
datos cercanos a la presion del punto de rocio, por lo que el ajuste de los datos es minimo.

2.3 :
Y = 0.0036P+ 0.8227

) zEs
2.0 /
7 e
R

./

150 200 250 300 350 400
Presion [kg/cm?]

FuncionY

14

Figura 3.1 Grafica de la funcion Y vs presion, en donde se muestra la funcién Y ajustada, con
b=0.0036 y a=0.8227 como coeficientes de la linea recta.
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La correccion de los datos de volumen relativo se hace siguiendo los pasos que se
enumeran a continuacion:

1) Se calcula la funcién Y para todas las presiones por debajo de la presién de
saturacion, usando la ecuacion 51.

2) Se representa la funcion Y vs presion en un sistema cartesiano (figura 3.1).

3) Se determinan los coeficientes que fijan la mejor linea recta, es decir:

Y=bP+a (52)
donde b y a son la pendiente y la interseccion de la linea recta respectivamente.

4) Se recalculan los volimenes relativos para todas las presiones por debajo de la
presion de saturacién (segunda columna de la tabla 3.2), usando la siguiente
expresion:

Psat - P

Voo sat T
ree = 1t B+ bP)

(53)
La mejor linea recta que fija los puntos de la funcion Y en funcién de la presion para
los datos reportados se obtiene por:

Y = 0.0036P + 0.8227 (54)
111.2.3 Estudio de agotamiento a volumen constante (CVD)

Las tablas 3.4 y 3.5 muestran los resultados obtenidos de la prueba de agotamiento a
volumen constante. La columna A indica la composicion original del fluido de yacimiento.
La columna B muestra la composicién del aceite residual. Entre los datos proporcionados
en las tablas se encuentran la composicion molar del gas producido a las diferentes etapas
de agotamiento de presion, asi como la composicion del liquido; indicando a cada etapa el
peso molecular y la densidad de la fraccidn pesada (C,.) de estos fluidos.

Cuando la presion en yacimientos de gas y condensado alcanza la presién de rocio,
la mezcla se divide en dos fases, un gas y un liquido. Durante el experimento de
agotamiento a volumen constante se asume que toda la produccién proviene de la zona
de gas, por lo tanto, la mezcla producida tendra la misma composicién que el gas
eliminado de la celda durante el estudio. Este gas llegard a ser gradualmente menos rico
en hidrocarburos pesados, debido a que éstos serdn los primeros en condensarse y
guedarse entrampados en los poros de la roca y, por lo tanto, menos liquido sera
recuperado de la bateria de separacion. El comportamiento anterior puede observarse en
la figura 3.2 al graficar %mol vs etapas de agotamiento de presion, percibiéndose la
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reduccion de la fraccion pesada en la composicion del gas producido en las distintas
etapas de abatimiento de presién en el yacimiento.

El porcentaje de volumen de hidrocarburos liquidos que estarian dentro de los poros
a las distintas etapas de agotamiento de presion, el factor Z del gas producido, el gas
acumulado producido, asi como la densidad del liquido son de especial importancia en
esta tesis, ya que son las mediciones del experimento CVD reproducidas para el ajuste de
la ecuacién de estado utilizada en las simulaciones, estas observaciones se destacan en
color verde en las tablas 3.4 y 3.5. Dentro de las presiones de estudio, la saturacion
maxima de condensado en el yacimiento se alcanzara cuando el abatimiento de presién
en el mismo alcance un valor de 316.38 kg/cm2 (4499.98 Ipc), es decir, un 23.85% de
hidrocarburos liquidos dentro de los poros, en el supuesto que los Unicos fluidos
existentes en el yacimiento fueran sélo condensado retrégrado y gas.

Tabla 3.4 Informacion obtenida del gas producido del agotamiento a volumen constante a temperatura de
yacimiento (177 °C).

Anadlisis de la fase gaseosa producida [% mol]
Etapas de agotamiento A 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 B
Presién [kg/cm’] 399.55 | 351.53 | 316.38 | 281.23 | 246.07 | 210.92 | 175.77 | 140.61 | 70.31 | 35.15 | 1.03 1.03
Acido Sulfhidrico 0.75 0.73 0.73 0.73 0.74 0.75 0.76 0.77 0.82 0.86 0.75 0.00
Didxido de Carbono 2.32 2.37 2.39 2.41 2.43 2.45 2.47 2.49 2.52 2.50 1.93 0.00
Nitrégeno 0.95 1.01 1.03 1.04 1.05 1.05 1.05 1.04 1.01 0.96 0.69 0.00
Metano 70.39 | 73.37 | 74.43 | 75.20 | 75.77 | 76.19 | 76.46 | 76.52 | 75.64 | 73.37 | 54.42 0.00
Etano 7.40 7.48 7.52 7.57 7.61 7.67 7.73 7.82 8.02 8.14 6.59 0.01
Propano 3.59 3.54 3.53 3.53 3.54 3.55 3.59 3.65 3.86 4.11 3.74 0.07
Iso-Butano 0.70 0.68 0.67 0.66 0.66 0.66 0.67 0.68 0.74 0.82 0.85 0.07
n-Butano 1.58 1.51 1.49 1.48 1.47 1.47 1.48 1.51 1.64 1.86 2.02 0.24
Iso-Pentano 0.59 0.55 0.54 0.53 0.52 0.52 0.52 0.53 0.59 0.70 0.91 0.33
n-Pentano 0.85 0.79 0.77 0.76 0.74 0.74 0.74 0.75 0.83 1.00 1.38 0.64
Hexanos 1.02 0.92 0.88 0.85 0.83 0.81 0.80 0.80 0.90 1.14 2.12 2.30
Heptanos y mas (+) 9.86 7.05 6.02 5.24 4.64 414 3.73 3.44 3.43 454 | 24.60 | 96.34
Total 100 100 100 100 100 100 100 100 100 100 100 100
Propiedades de los heptanos y mas (+)
Peso molecular 168.4 | 105.9 | 105.8 | 105.4 | 106.3 | 106.7 | 106.9 | 105.8 | 106.3 | 106.3 | 104.2 | 182.4
Densidad [g/cm’] 0.8075 | 0.6961 | 0.6960 | 0.6954 | 0.6967 | 0.6971 | 0.6974 | 0.6960 | 0.6966 | 0.6966 | 0.6938 | 0.8279
Propiedades del gas producido
Viscosidad del gas [mPa-s] 0.060 | 0.050 | 0.042 | 0.037 | 0.032 | 0.029 | 0.027 | 0.025 | 0.022 | 0.019
FactorZ 1.000 | 0.983 | 0.962 | 0.945 | 0.935 | 0.930 | 0.930 | 0.948 | 0.963 | 0.988
Fase de gas acumulada

K 0.00 7.73 14.05 | 20.23 | 28.65 | 37.18 | 47.17 | 56.86 | 75.32 | 86.26 | 96.88
producida (%)
Recuperacion de composiciones del gas producido [m"'/103 m3]
Etano + 1.038 | 0.971 | 0.922 | 0.883 | 0.854 | 0.833 | 0.823 | 0.858 | 0.979 | 2.237
Propano + 0.773 | 0.704 | 0.653 | 0.613 | 0.581 | 0.558 | 0.545 | 0.573 | 0.69 | 2.003
Butano + 0.643 | 0.574 | 0.523 | 0.483 | 0.451 | 0.426 | 0.411 | 0.432 | 0.539 | 1.866
Pentano + 0.549 | 0.482 | 0.432 | 0392 | 036 | 0.335 | 0318 | 0.33 | 0.425 | 1.744
% de Vg, de liquido 22.65 | 23.85 | 23.77 | 23.2 | 2238 | 21.41 | 20.32 | 17.76 | 16.15 | 9.47
Propiedades del liquido residual a 0.0 kg/cmZ
Peso molecular 178.6
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Tabla 3.5 Informacién obtenida del liquido del agotamiento a volumen constante a temperatura de
yacimiento (177 °C).

Composicion del liquido [% mol]
Etapas de agotamiento A 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Presién [kg/cm’] 399.55 | 351.53 | 316.38 | 281.23 | 246.07 | 210.92 | 175.77 | 140.61 | 70.31 | 35.15 | 1.03
Acido Sulfhidrico 0.75 0.82 0.83 0.83 0.82 0.80 0.76 0.70 0.48 0.28 0.01
Didxido de Carbono 2.32 2.10 2.02 1.93 1.81 1.67 1.50 1.30 0.75 0.40 0.01
Nitrégeno 0.95 0.69 0.62 0.55 0.48 0.41 0.34 0.27 0.13 0.06 0.00
Metano 70.39 | 56.77 | 53.17 | 49.22 | 44.86 | 40.04 | 34.73 | 28.88 | 15.43 7.78 0.17
Etano 7.40 6.96 6.82 6.64 6.39 6.07 5.64 5.06 3.24 1.84 0.05
Propano 3.59 3.77 3.81 3.84 3.84 3.81 3.72 3.53 2.61 1.66 0.05
Iso-Butano 0.70 0.80 0.82 0.85 0.87 0.89 0.90 0.89 0.74 0.51 0.02
n-Butano 1.58 1.85 1.93 2.00 2.08 2.14 2.19 2.19 1.87 1.34 0.05
Iso-Pentano 0.59 0.75 0.80 0.85 0.90 0.95 1.00 1.04 0.99 0.78 0.04
n-Pentano 0.85 1.10 1.17 1.25 1.34 1.43 1.51 1.58 1.54 1.25 0.07
Hexanos 1.02 1.45 1.58 173 1.90 2.08 2.28 2.47 2.68 2.44 0.19
Heptanosy mas (+) 9.86 2294 | 2643 | 30.31 | 34.71 | 39.71 | 4543 | 52.09 | 69.54 | 81.66 | 99.34
Total 100 100 100 100 100 100 100 100 100 100 100
Propiedades de los heptanos y mas (+)
Peso molecular 168.4 | 194.2 | 193.7 | 1929 | 192.1 | 191.4 | 191.0 | 190.9 | 193.0 | 196.5 | 247.6
Densidad [g/cm’] 0.8075 | 0.8316 | 0.8313 | 0.8305 | 0.8298 | 0.8292 | 0.8288 | 0.8287 | 0.83 | 0.8322 | 0.8602
Propiedades del fluido total
Peso molecular 62.9 69.2 76.0 83.7 923 | 102.2 | 113.8 | 145.0 | 167.9 | 246.4
Densidad [g/cm’] 0.6203 | 0.6416 | 0.6623 | 0.6826 | 0.7028 | 0.7229 | 0.7432 | 0.7858 | 0.8085 | 0.8596
Volumen de la fase liquida 22.65 | 23.85 | 23.77 | 23.20 | 22.38 | 21.41 | 20.32 | 17.76 | 16.15 9.47

100

— ‘"\x

—o— Acido Sulfhidrico
—— Didxido de Carbono

—a— Nitrégeno

—— Metano
o —¥— Etano
=
X —@— Propano

—— |so-Butano

n-Butano

Iso-Pentano
—&— n-Pentano

—— Hexanos

0.1

Heptanos y mas (+)

A1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Etapas de agotamiento de presion

Figura 3.2 Componentes del gas producido durante el agotamiento a volumen constante.
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I11.3 Ajuste de la ecuacion de estado con el software PVTi de ECLIPSE

A continuacién se explican las consideraciones realizadas, asi como el procedimiento
efectuado para el ajuste de la ecuacidn de estado para el fluido original en el software de
caracterizacion de fluidos PVTi.

111.3.1 Definicion del sistema de fluidos

El paso inicial en la obtencién de la ecuacion de estado es especificar, por porciento mol o
porciento peso, los componentes que conforman el fluido muestreado en el Pozo A-1
hasta la fraccion pesada C,, (tabla 3.4). Las propiedades necesarias de los componentes
para los calculos involucrados automaticamente son tomadas de la libreria del programa.
Las propiedades de la fraccion pesada son caracterizadas a partir de su peso molecular,
siendo opcional la introduccién de su gravedad especifica como pardmetro de
caracterizacion. La figura 3.3 muestra el desglose de los componentes del fluido
introducido a PVTi.

111.3.2 Seleccion de la ecuacion de estado
Las ecuaciones de estado disponibles en PVTi se enlistan enseguida.

= Peng-Robinson (2 y 3 pardmetros)

= Soave-Redlich-Kwong (2 y 3 parametros)
= Redlich-Kwong

= Zudkevitch-Joffe

= Schmidt-Wenzel

Se utilizd la ecuacion de estado de Peng-Robinson de tres parametros (PR3), debido
a que ha sido la mas ampliamente utilizada en la industria petrolera para simular el
comportamiento de fases de fluidos hidrocarburos. La inclusion del tercer parametro
(C, ecuacion 43) suele dar mucho mejores predicciones de las propiedades de los liquidos
asi como de saturaciones, ademas de que proporciona un conjunto mas de pardmetros de
regresion, es decir, los parametros de traslacidon de los componentes (S), haciendo mas
facil ajustar los datos medidos. PVTi también proporciona la opcidn de utilizar la ecuacion
original de Peng-Robinson (también conocida como PR76) o la presentada por los mismos
autores en 1978 (conocida como PR78) en donde se utiliza un término de correccién para
el factor acéntrico (ecuacion 34), esta ultima opcidén fue seleccionada. Las reglas de
mezclado que utiliza el software para todas las ecuaciones de estado son las propuestas

1731



CAPIiTULO 1l

AJUSTE DE LA ECUACION DE ESTADO PARA EL FLUIDO ORIGINAL

por Zudkevitch y Joffe (ecuaciones 39, 40 y 41). Para los BIC iniciales se eligié la opcién
predeterminada de Katz-Firoozabadi, que considera con un valor de cero los coeficientes
hidrocarburo-hidrocarburo, a excepcién de los de metano-hidrocarburos pesados (2C¢)

obtenidos como:

(55)

donde y; es la gravedad especifica (del liquido) del componente j. Los BIC con

componentes no-hidrocarburos adquieren valores fijos recomendados por Whitson.

@ Fundamentals

C=nieh X

-FPE

Temperature

Maedmum Pressure

J Fluid Properties Estimation {FPE)

K

Saturation Pressure |

bar T

r Units

Project Units

@ Metric

> Field

> lab

> PVT Metric

Row| Componerts | ZI Weight fraction Mol Weiht Spec Gravity |+
{percent) {percent) |
| 1[N2 0.95 0.72573 =
2(H2S 0.75 0.70079 | |
3|coz 232 2.7597
4(C1 70.39 30.565
5|cz 74 6.1016
6(C3 3.59 4.3409
| 7|ic4 07 11157
8[NC4 158 25182
5(1C5 0.59 1.1673
10 NCH 0.85 16817
| 11jce 1.02 2.345%4
12)|C7+ 9.06 4553 1684 0.8075 -
RIN
Mole fraction total ~ [100 lpercent (=]
J Enter weight fractions
OK | Cancel |

Figura 3.3 Introduccién de la composicion del fluido de yacimiento a PVTi.

Equation of State

ey J

Equation of State Type
> PR : 2-Parameter Peng-Robinson
> SRK: 2-Parameter Soave-Redlich-Kwong
> RK: Redich-Kwong
> ZJ: Zudkevitch-Joffe

% [PR3" 3Parameter Peng-Robinson

> SRK3 : 3-Parameter Soave-Redlich-Kwong -
> SW: Schmidt-Wenzel

| Comection temn for PR, PR3 & SW EOS

Figura 3.4 Seleccion de la ecuacién de
estado.
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111.3.3 Definicion de los experimentos de simulacion

Se introdujeron las condiciones de dos experimentos al simulador, un experimento de un
solo punto (punto de rocio) a 177 °C y un experimento de abatimiento de presién (CVD) a
177 °C con 10 etapas de agotamiento de presién (tablas 3.4y 3.5).

Las observaciones introducidas en el simulador para el ajuste de la ecuacion de
estado se resumen a continuacion.

= Una descripcidn del fluido (composicidn por porciento mol).

= Un experimento de punto de rocio a 177 °C, con la observacién de la presion del
punto de rocio.

= Un experimento de agotamiento a volumen constante, con observaciones del
factor de compresibilidad (Z) del gas producido a las distintas etapas de
agotamiento de presion.

= Un experimento de agotamiento a volumen constante, con observaciones de la
saturacion de liquido a las distintas etapas de agotamiento de presidn.

= Un experimento de agotamiento a volumen constante, con observaciones del gas
producido acumulado.

= Un experimento de agotamiento a volumen constante, con observaciones de la
densidad del liquido.

E Observations Panel - PVTi [ = | B RS J

File Observations View Help

H|+—6 e |®
Experiment Type Experiment List | Obsenvation Type Experiment 2is Const. Vol. Depletion

Flash calculation ii a Liquid Z4actor a| | Vapor Zfactor is Vapor Zfactor

Bubble poirt Vaper Z{actor* Observation Vapor Zfactor has 10 stages with 1 values/stage |
Dew poirt™ Liquid density*

Const. Comp. Exp. Vapor density

Const. Vol. Depletion™ Liquid Mal. Wght.

— Global regression weight I‘I

Diff. Lib. Vapor Mol. Waght. 9 J

Swelling test Liquid visc. Index Pressure (bar) | Values +
Separators Vapor visc. 1 4733 1 (|
Comp. Grad. Liquid sat * 2 310263 0983 ||
Temary plot Vapor sat. 3 275792 0.562

Vaporization test Vapor frac. 4 241.312 0.545

Mutti-phase flash Relative vol. 5 206.842 0.935

Critical point Mole. Waht. plus [ 172372 053

Sat. temperature K values 7 137.891 0.53

First contact misc. Liquid mol. frac. 8 68.5506 0.548

Multi-contact misc. Vaper mol. frac. 5 4704 0.563

Sat. pressure Spec. grav. plus 10 1.0101 0.5238 -
Mutti-contact test Moles recov.* 4 I I

Cloud-poirt T Liquid mal. val.

Cloud-poirt P

oud-pai - Wapor mal. val. Aoply Reset | Help |

Figura 3.5 Introduccion de las observaciones del factor de compresibilidad del gas

producido.

175



CAPiTULO 1II AJUSTE DE LA ECUACION DE ESTADO PARA EL FLUIDO ORIGINAL

Experiment Type Observation Type Experiment 2 is Const. Vol. Depletion

Flash calculation™ ii liauid Zfactor | | Liquid density is Liquid density

Bubble point Vapor Zfactor* j Observation Liquid density has 10 stages with 1 values/stage |
Const. Comp. Bxp. Vapor density
Liquid Mol. Wgkt. onweght T

D Lib. Viapor Mol, Wat. Global regression weight |1

Swelling test Liquid visc. Index Pressure (bar) || Values (g /cc) +
Separators Vapor visc. 1 344733 0.6203 =
Comp. Grad. Liquid sat.* 2 310263 06416 L
Temary plot Vapor sat. 3 275792 0.6623

Vaporization test Vaporfrac. 4 241.312 0.6826

Multi-phase flash Relative vol. 5 206.842 0.7028

Critical point Male. Waht. plus [ 172372 0.7225

Sat. temperature K values 7 137.891 0.7432

First contact misc. Liquid mal. frac. 3 68.5506 0.7854

Multi-contact misc. Vapor mol. frac. 5 4704 0.8085

Sat. pressure Spec. grav. plus 10 1001 0.8556 -
Multi-contact test Moles recov * ;l_l N
Cloud-poirt T Liquid mal. val.

Cloud-poirt P . - Vapor mol. vol. - Aonly Reset | Help

Figura 3.6 Introduccidén de las observaciones de densidad de liquido.

Bperiment Type Bperiment List | Observation Type Bxperiment 2is Const. Vol. Depletion

Rash calculation ii ﬂ Liquid Zfactor ﬂ Liquid sat. is Liquid saturation

Bubble point Vapor Z{actor* Observation Liquid sat. has 10 stages with 1 values/stage.
Dew point* Liquid density™

Const. Comp. Bxp. Vapor density Percent, 0 <f < 100.0
Liquid Mol. Wakt. onweigt T

D, Lib. Vapor Mol. Waht, Global regression weight |1

Swelling test Liquid visc. Index Pressure (ar) || Values +
Separators Vapor visc. 1 344.733 2265 [«
Comp. Grad. Liquid sat.* 2 310.263 7385 ||
Temary plot Vapor sat. 3 275.792 2377

Vaporization test Vapor frac. 4 241312 232

Mutti-phase flash Relative vol. 5 206.842 2233

Critical poirt Mole. Waght. plus [ 172.372 2141

Sat. temperature K values 7 137.891 20.32

First contact misc. Liquid mel. frac. 8 68.9506 17.76

Mutti-contact misc. Vapor mol. frac. 9 HATM 16.15

Sat. pressure Spec. grav. plus 10 10101 947 -
Multi-cortact test Moles recov * ﬂ_l »
Cloud-point T Liquid mel. vel.

Cloud-poirt P . - WVapor mol. vol. - Apply Reset | Help

Figura 3.7 Introduccidén de las observaciones de saturacion de liquido.

Experiment Type Experiment List | Observation Type Experment 1is Dew point

Bubble poirt j

Sat. pressure is Saturation pressure for vapor a dew-point, for liquid a bubble-poirt]
Observation Sat. pressure has 1 stages with 1 values/stage.

Global regression weight |1

Index Values {ar) ks
_ 1 351,825 -
Sat. pressure® q | | :
Multi-phase flash v - Liquid mol. frac. - Aoply Reset I Hel |
p 5 elp

Figura 3.8 Introduccion de la observacion de la presion de rocio a temperatura de
yacimiento (177 °C).
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BExperiment Type Experiment List | Observation Type Experiment 2 is Const. Wol. Depletion

Fash calculation ii ii Wapar density :] Moles recov. is Moles recovered from depletion experiment
Bubble poirt Liquid Mal. Wght . Observation Males recov. has 10 stages with 1 values/stage.
Dew point™ Wapor Mol. Waht.

Const. Comp. BExp. Liquid visc. Percent. 0<f < 100.0

Dif. Lib. Liquid sat.* Giobalregressonweight [T

Swelling test Wapor sat. Index Pressure (bar) | Values +
Separators Wapor frac. 1 344 733 773 j
Comp. Grad. Relative vol. 2 310263 14.05 _I
Temary plot Mole. Waht. plus 3 275752 2023

Vaporization test K values 4 241312 2865

Multiphase flash Liquid mol. frac. 5 206.842 3718

Critical poirt Wapor maol. frac. [ 172372 4717

Sat. temperature Spec. grav. plus 7 137.891 56.86

First contact misc. _I 2 63.9506 75.32

Multi-cortact misc. Liquid mol. val. 5 344704 8626

Sat. pressure Wapor mol. vol. 10 1.0101 56.25 -
Multi-cortact test Final mol. wght. lig. plus L|J »
Cloud-poirt T Final spec. grav. lig. plus

Cloud-point P . . Final lig. mol. frac. . Apply Reset | Help |

Figura 3.9 Introduccién de las observaciones del gas producido acumulado.

Utilizando a la desviacién promedio absoluta (Average Absolute Deviation, AAD, por
sus siglas en inglés) definida por la ecuacion 56 como indicador del porcentaje de error
entre los datos simulados y los experimentales, se realizé una primera corrida del
programa para simular las observaciones de los experimentos introducidos, obteniéndose
los porcentajes de error siguientes.

= Presion del punto de rocio, ADD = 17.38%

= Factor Z del gas producido, ADD = 0.73%

= Saturacion de liquido, ADD = 21.50%

= Gas producido acumulado, ADD = 31.35%

= Densidad del liquido residual, ADD = 17.88%

n

AAD en % = l x Z YVsimulacién — yexperimental % 100 (56)
n

Yy experimental

i

Como puede notarse, a excepcion de los datos del factor de compresibilidad, la
desviacion promedio absoluta es muy alta para el resto de las observaciones. Esto se debe
a que las ecuaciones de estado para el estudio del comportamiento de fases de fluidos gas
condensado, requieren de un andlisis extendido de la composicidon mas alla de la fraccion
pesada C,,, analisis que generalmente facilitara la posterior calibracién de la ecuacién de
estado con un minimo ajuste de los parametros disponibles.
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111.3.4 Extension (splitting) de la fraccion C .

Con técnicas cromatograficas generalmente se identifican y cuantifican de una mezcla de
hidrocarburos los componentes mas livianos como: N,, CO,, H,S, C;, C; y los componentes
intermedios como: C; a Cg. La fracciéon remanente del fluido (conocida como fraccién
pesada) que contiene los heptanos (C;) y el resto de hidrocarburos mas pesados se
reporta comunmente con su peso molecular y gravedad especifica medidos en el
laboratorio, por lo que la informacidn relativa a la fraccién pesada se limita a estas dos
ultimas propiedades. La fraccidn pesada C;, es una mezcla compleja de miles de
compuestos parafinicos, nafténicos y aromaticos, con masas moleculares que se
encuentran normalmente dentro de un rango de 110 a 300 g/mol, y densidades de entre
0.7 y 1 g/cm® (Rojas, 2003). Debido a su complejidad, la fraccién C,, afecta
considerablemente el comportamiento de fases de la mezcla de hidrocarburos y por lo
tanto es de vital importancia caracterizarla correcta y mas ampliamente; particularmente
la caracterizacion de la fraccion pesada tiene mayor sensibilidad en los calculos de
comportamiento de fases para aceites volatil y gas condensado. La base sélida para la
caracterizacién de la fraccién C,, son los datos provenientes de la destilacion TBP (True
Boiling Point o Punto de Ebullicion Verdadero), en la cual la fraccidn C,, se divide en un
numero considerable de cortes, y se mide el peso molecular y el porcentaje en peso de
cada uno de estos cortes, por lo que se puede obtener una buena aproximacion de la
forma de distribucién de peso molecular. Sin embargo, la mayoria de las veces esta
prueba no es incluida cuando se realizan los experimentos PVT, y en algunos casos en que
se dispone de este analisis el nUmero de cortes es muy limitado, y no se puede establecer
una correlacion entre la composicion y el peso molecular de la fraccidon pesada.

Varios métodos han sido propuestos para extender la composicion de la fraccion
pesada en ausencia de datos experimentales, basados en la observacion de un ajuste de
tendencia existente entre el logaritmo del porcentaje mol y el peso molecular de
pseudocomponentes de carbonos simples (SCN por sus siglas en inglés). En la industria
petrolera el método mds utilizado es el propuesto por Whitson (1988). Este método se
fundamenta en el uso de la funciéon de densidad de probabilidad gamma de tres
pardmetros para representar la relacién entre la fraccion molar y el peso molecular de la
fraccién pesada (ver anexo A).

Previo a la calibraciéon de la ecuacién de estado, el nimero de grupos de SCN
necesarios para converger los datos calculados por la ecuacién de estado con respecto a

los determinados experimentalmente son determinados. Frecuentemente, los analisis
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extendidos de la fraccién pesada, desde SCN tan pequefios como SCN10 a tan altos como
SCN4S5, son necesarios para esta etapa. Con el objetivo de reducir los costos y tiempos de
simulacién, asi como para obtener buenos resultados en el ajuste de la ecuacion de
estado con los datos PVT, esquemas de reagrupamiento para la reduccién de los grupos
de SCN a un rango de dos a cinco grupos de carbonos multiples (MCN) son utilizados. Para
gas condensado, si se extiende la fraccion C,, se recomienda trabajar dentro de un rango
de tres a cinco MCN; si se extiende la fraccidn Cy 4 la recomendacion es utilizar 2 o 3 MCN
(Rojas, 2003). Si se disponen de datos experimentales TBP, el numero de MCN requeridos,
asi como la distribucion de los SCN dentro de cada grupo de MCN pueden ser estimados
mediante distintos métodos. Sin embargo, actualmente no existe un criterio estandar para
la seleccion del mejor esquema de agrupamiento que reproduzca con precisidn similar los
resultados obtenidos de utilizar los muchos grupos de SCN (provenientes de datos TBP),
excepto por ensayo y error.

La experiencia ha demostrado que la calibracién de ecuaciones de estado
correspondientes a gas condensado no es tarea sencilla. Al ser los componentes pesados
de las mezclas de hidrocarburos los de mayor influencia en su comportamiento de fases,
no es extrano que en ocasiones para lograr la reproduccion de los datos deseados se
necesite modificar ligeramente el peso molecular y la densidad de la fraccion pesada
reportada en el andlisis PVT; generalmente moverse dentro de un rango de +10% es
aceptable. Esta modificacién fue necesaria para el ajuste de la ecuacidon de estado
utilizada, ajustando el peso molecular reportado de 168.4 a 180 (6.89%) y trabajando con
la gravedad especifica calculada de 0.8147 (0.89%).

Whitson Splitting % | [l Fundomenas EEE)
Raw Componerts Zl Weiaht fraction Mol Weight Spec Gravity +
First SCN group in plus fraction |F - Ipercent) {percent) |
1[Nz 055 070754 B
Final SCN group in plus fraction |E 2[H2s 075 067348 1
3|coz 232 27146
Molecular Weight of Plus Fraction |1BEI 4|c1 7038 30.024
5|C2 74 5516
Specific Gravity of Plus Fraction E.B'I-lﬁﬁﬁ? slca 759 42089
7[ica 07 1.0817
Tetal mole fraction of Flus Fraction [o36 percent (=] et T5E 16
) s]ica D59 11318
Number of pseudo-components after re-grouping E e 05 e
Critical Properties Cormelation |Kesler—Lee j jcs 102 2278
12[c7e 42143 12695 11331 073806
Acertric Properties Comelation [Kesler-Lee -] 13JCT1+ 31672 14505 17228 0.7
—14fCi7e 24756 15585 30328 087773 -
Grouping Technique |Mole Fraction j o] ] »
Flat FingerPrint of Whitson split fractions? |No plat g Mole fraction total 100 |percert [
E 2
(014 | Cancel | Help |
ok | Boply | Cancel Help

Figura 3.10 Fraccionamiento y agrupamiento de la fraccién C, .
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Para extender la fraccion pesada se eligié el método de Whitson; por ensayo y error,
y en conjunto con el ajuste de distintas combinaciones de variables de regresion (£2,, £,
P,T., V., Z., w, Sy BIC), el mejor ajuste se obtuvo extendiendo la fraccién pesada hasta
SCN25 y reagrupando después el niumero de pseudocomponentes a tres grupos de
carbonos multiples.

A continuacidn se enlistan los porcentajes de error obtenidos respecto a los datos
experimentales una vez extendida la fraccion C .

= Presidn del punto de rocio, ADD = 6.53%

= Factor Z del gas producido, ADD = 1.13%

= Saturacion de liquido, ADD = 16.52%

= @Gas producido acumulado, ADD = 10.69%
= Densidad del liquido residual, ADD = 9.24%

Se aprecia en la informacion de arriba que la extensiéon de la fracciéon pesada
proporciona una mejora en la prediccién de los datos medidos en laboratorio, sin
embargo, la correcta combinacién de pardmetros de ajuste puede proporcionar aun
mejores predicciones y por lo tanto aumentar la representatividad del modelo obtenido,
objetivo que debe perseguirse agotando los recursos disponibles. Aunado a lo anterior, un
mayor ajuste en la saturacién de liquido es de interés para los objetivos que persigue esta
tesis al analizar el efecto de la inyeccién de diferentes componentes en la revaporizacién
de condensados.

En la figura 3.10 se observan los tres grupos de carbonos multiples después del
fraccionamiento y agrupamiento de la fraccion C,,, estos grupos de carbonos multiples
también son conocidos como fracciones pesadas.

111.3.5 Ajuste con parametros de regresién

De acuerdo a varios investigadores las propiedades de los pseudocomponentes de la
mezcla de hidrocarburos son sélo valores aproximados y no experimentales, y por eso su
uso como parametros de regresion se justifica. Sin embargo, se debe tener cuidado en
que sus pseudopropiedades tengan cierto grado de consistencia, es decir que por ejemplo
no se alejen del rango preestablecido de valores publicados para propiedades de
hidrocarburos de alto peso molecular, y que presenten continuidad al observar su
variaciéon con respecto a otras propiedades (por ejemplo temperatura critica vs peso
molecular). Los pardmetros recomendados por Pedersen y McCain para el ajuste de

180 |



AJUSTE DE LA ECUACION DE ESTADO PARA EL FLUIDO ORIGINAL CAPIiTULO I

ecuaciones de estado, asi como algunos efectos que se han observado en propiedades
clave para gas condensado se mencionan a continuacion.

= Presion critica (P.). Su aumento expande la regidn de dos fases a bajas
temperaturas, pero no cambia a temperaturas cercanas a la cricondenterma.
Disminuye un poco el volumen maximo de condensado y afecta poco la presion de
rocio.

»  Temperatura critica (T,). Su aumento incrementa el drea de la region de dos fases,
la presion de rocio y el volumen maximo de condensado.

=  factor acéntrico (w). Su efecto es similar al de la temperatura critica.

= Coeficientes de interaccion binaria (BIC). Son los parametros que mas influencia
tienen sobre el comportamiento de fases, pero es también uno de los mas dificiles
de estimar en el ajuste de las ecuaciones de estado. Por ejemplo, el incremento
del BIC entre el C; y Cy; de 0 a 0.15 aumenta la presion de rocio en 10 a 20% su
valor, y el volumen maximo de condensado en el orden de 10%.

= Composicion de la fraccion pesada (x-,). La adiciéon de pequefias cantidades de la
fraccién pesada a la mezcla, tan pequefias como de 0.02 a 0.05%, expanden
considerablemente la regién de dos fases, incrementando la presién de rocio; el
porcentaje maximo de condensado se incrementa mas del 20%.

Ademas de las variables mencionadas arriba, PVTi permite utilizar a las constantes
0,y N, de la ecuacidn de estado como parametros de regresion, asi como al factor de
compresibilidad critico (Z.) y al parametro de traslacidon (S) de cada elemento. Sin
embargo, el ajuste de estos parametros se recomienda que se realice sélo sobre la lltima
fracciéon pesada (Cy,,) debido a las razones mencionadas anteriormente. PVTi también
permite asignar factores de peso a las diferentes observaciones experimentales para
jerarquizar la importancia de su ajuste en la funcién de regresion.

Hosein y Dawe (2012) realizaron una recopilacién de las combinaciones de
pardmetros que mejores resultados han dado en la reproduccién de datos experimentales
en fluidos gas condensado con la ecuacién de estado de Peng-Robinson. Tales
combinaciones de parametros se mencionan enseguida.

= Al-Sadoon y Almarry (1985) demostraron el éxito en el ajuste de la ecuacion de
estado al tomar como parametros de regresidn a los coeficientes de interaccion
binaria entre el metano y las fracciones pesadas, asi como la presién critica,

temperatura critica y factor acéntrico de la ultima fraccion pesada.
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= Coats (1986) demostré el ajuste de la ecuacidon de estado utilizando como
pardmetros de regresion a los coeficientes de interaccién binaria entre el metanoy
las fracciones pesadas, asi como a las omegas del metano y de la Ultima fraccién
pesada.

= Danesh (1998) indicd que el parametro de traslaciéon también puede ser incluido
como una variable de ajuste para mejorar la predicciéon del volumen de liquido;
debe asignarse un factor de peso de 40 a la presion de rocio y un factor de peso de
10 al volumen de liquido. Sin embargo, la literatura abierta no demostré si el
parametro de traslacién con los factores de peso sugeridos debe usarse con BIC,
P.,T.ywoconBICyQ’s.

Hosein y Dawe (2012), utilizando la ecuacion de estado de PR76 con el parametro de
correccién (C), también probaron diversas combinaciones de parametros de ajuste y
factores de peso. Las observaciones de los experimentos PVT que reprodujeron y con las
gue analizaron la efectividad de las combinaciones de parametros fueron: presion de
rocio, volumen de liquido, factor de compresibilidad del gas producido y volumen de gas
producido. Algunas de sus conclusiones se mencionan a continuacién.

= El parametro de traslacion debe ser incluido con los parametros BIC, P., T, y w
para el ajuste de la ecuacion de estado. Un factor de peso de 10 como el sugerido
por Danesh se deberia aplicar al volumen de liquido.

= E| pardmetro de traslacion no debe ser incluido con BIC y Q)'s como variables de
ajuste. Un factor de peso de 1 se debe aplicar al volumen de liquido y un factor de
peso de 10 al factor de compresibilidad del gas.

= Las predicciones de datos CVD con la ecuacién de estado de PR76 seran mas
precisas con el ajuste de las variables BIC y Vs que con el ajuste de las variables
BIC,P., T,,wyS.

Evaluando varios conjuntos de parametros, el ajuste mds satisfactorio se obtuvo
tomando como pardametros de ajuste a los coeficientes de interaccion binaria entre el
metano vy las fracciones pesadas (C;,, C;14+ Y Ci74) en conjunto con la presidn critica,
temperatura critica, factor acéntrico y parametro de traslacion de la ultima fraccion
pesada (C;.); siguiendo la recomendacidon de Danesh, un factor de peso de 10 fue
asignado al volumen de liquido. Los porcentajes de error obtenidos después del ajuste se
indican en seguida.

= Presion del punto de rocio, ADD =0.17%
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= Factor Z del gas producido, ADD = 0.96%

= Saturacion de liquido, ADD = 0.23%

= Gas producido acumulado, ADD =1.81%

= Densidad del liquido residual, ADD = 0.62%

La ecuacion de estado ajustada reproduce con buena exactitud las observaciones
experimentales deseadas, por lo que pueden esperarse resultados de simulacion
apegados al comportamiento fisico real. Sin embargo, debe tenerse en consideracion que
la utilidad del modelo ajustado puede limitarse a los rangos de presiones y temperaturas
de las observaciones reproducidas, y que a muy diferentes presiones y temperaturas el
modelo puede no ser representativo del todo del comportamiento real del fluido.

EWT' Select EOS parameters for regression I. =
File = Edit = View ~ Run — Utilities = Options ~ W

GHwim|@F|XNEE

Compenernt-based regression varables:

Mnem | Omega_A Omega_B Porit Terit VeritV ZenitV AcenFac Sshft +
g8k |g|pBAdEA||| [z = "
|| Ecuacion pE EsTADO =12
B2 N Li‘:‘d
B & oewr e
-- Sat. pressure: 1 NG
e J§ cvor e
Liquid sat.: 10 C7+
. Vaper Zfactor: 1 Cl1+ _I
| Moles recov.: 1 C17+ 1 1 1 1 -
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Binary Imeraction Coefficiernt regression variables:

Mnem | N2 H25 Coz C1 Cc2 3 IC4 NC4 +
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C11 C12 C13 C14 C15% \
Cle C17 C18 C19 C20 C21 C22 C23 C24 C25% C17+

Figura 3.11 Parametros de regresion seleccionados y factores de peso asignados.
111.4 Experimentos PVT simulados

En la tabla 3.6 se muestran los datos de salida de cada experimento arrojados por la
ecuacién de estado ajustada, datos utilizados para obtener las gréficas de las figuras 3.13,
3.14 y 3.15 en las que se puede apreciar el comportamiento de las observaciones
experimentales en relacidon con las observaciones simuladas.
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Tabla 3.6 Datos de salida de los experimentos simulados.

Expt DEW1 Eetrograde Dew Point Pressure Calculation
Peng-Robin=on (3—-Parm) on ZI with PR corr.
Lohrenz-Bray-Clark Viscosity Correlation
Specified temperature Deg C 177 .0000
Calculated dew point pressure BARSA 391 1675
Chserved dew point pressure BARSA 391 .8247
Vap Z-Fac Lig Sat
Pressure Inzerted Pressure Inzerted
BARSA Point Obserwved Calculated BARSA Point Observed Calculated
391.167 — Psat 1.0976 391,167 - Psat
344,733 1.0000 1.0329 344,733 0.2265 0.2275
310.262 0.9830 1.0004 310.262 0.2385 0.2384
275.792 0.9620 0.9748 275.792 0.2377 0.2370
241.312 0.9450 0.9550 241.312 0.2320 0.2311
206.841 0.9350 0.9409 206.841 0.2238 0.2230
172.371 0.9300 0.9324 172.371 0.2141 0.2134
137.891 0.9300 0.9299 137.891 0.2032 0.2028
£8.950 0.9480 0.9441 68950 0.1776 0.1777
34.470 0.9630 0.9612 34.470 0.1615 0.1618
1.010 0.9880 0.9940 1.010 0.0947 0.0947
Moles Extrac
Pressure Inzerted
BARSA Point Observed Calculated
391 .167 — Psat
344733 0.0773 0.0776
310.262 0.1405 0.1419
275.792 0.2023 0.2120
241 .312 0.2865 0.z2880
206.841 0.3718 0.3698
172.371 0.4717 0.4570
137.891 0.5686 0.5489
68,950 0.7532 0.7426
34.470 0.8626 0.8425
1.010 0.9688 0.9636
500 _\Punt_o‘cmlco
467.88 | 7 1 -
| 50% :
7 - 7
400 =
o n [S]
.
B 300 — £
X
= 7 3
S N S
g & g
a 200 = ©
100 —
: ”_/}/
0 T 7 T T T T T T T T T T T T T d
94.48 177 312.54
0 100 200 300

Temperatura [°C]

Figura 3.12 Diagrama de fases del fluido muestreado.
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En la figura 3.12 se observa el diagrama de fases del fluido muestreado, el punto
critico se encuentra a una temperatura de 94.48 °C y a una presién de 467.88 kg/cmz; la
linea roja representa la isoterma a temperatura de yacimiento de 177 °C. La temperatura
cricondenterma se encuentra a 312.54 °C. Los puntos negros sefialan las presiones de
rocio experimentales del fluido de yacimiento a diferentes temperaturas (tabla 3.3),
puede apreciarse en la figura una concordancia aceptable con las presiones reproducidas
por la ecuacién de estado ajustada (linea amarilla). Las lineas azules representan las
curvas de calidad de liquido.

30

25

20 /‘r/_./n——“"_—h

s LT \

/ \ —o—EXp
10 \ —=—Sim
5

; \

0 50 100 150 200 250 300 350 400 450

Presién [kg/cm?]

Porcentaje de liquido

Figura 3.13 Volumen de la fase liquida a 177 °C (experimental y simulacidn). Se destaca que los datos
experimentales y los de simulacién practicamente se superponen, en razén a la relevancia que se le dio al
ajuste de estas observaciones en la regresion.
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Figura 3.14 Factor de desviacion del gas a 177 °C (experimental y simulacién).
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Gas producido acumulado (%)

Figura 3.15 Gas producido acumulado del experimento de agotamiento a volumen constante (experimental
y simulacion).

Las graficas anteriores permiten corroborar que la ecuaciéon de estado ajustada
simula de manera aceptable los datos deseados de las observaciones experimentales;
ademas de ratificar la valia en las recomendaciones propuestas por los autores citados

sobre la eleccion de los parametros de ajuste y asignacién de factores peso.
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CAPITULO

1V

CALCULO DEL COMPORTAMIENTO
DE FASES

CONTENIDO

1V.1 Introduccion

1VV.2 Procedimiento en PVTi

IV.3 Ecuacion de estado para el fluido original mas metanol

1V.1 Introduccion

Para evaluar la eficiencia de recuperacidn por la inyeccién de algun fluido, es necesario
entender el comportamiento de fases de los fluidos del yacimiento a medida que sufren
cambios en presién y composicion cuando son mezclados con los agentes de inyeccion.
Los datos generados son necesarios e importantes ya que permiten conocer e inferir las
condiciones bajo las cuales los tratamientos con los diferentes fluidos de inyecciéon son
mas exitosos. De acuerdo a la literatura consultada, los agentes de inyeccidn elegidos para
su estudio fueron: gas natural (GN), diéxido de carbono, nitrégeno, metanol y la mezcla de
dioxido de carbono y metanol. En el presente capitulo, se describe el procedimiento
realizado para generar los datos de simulaciéon necesarios para conocer el efecto de la
inyeccion de estos fluidos en el comportamiento de fases de los fluidos elegidos como

|87



CAPiTULO IV CALCULO DEL COMPORTAMIENTO DE FASES

casos base. En un intento por estudiar la eficiencia de los agentes de interés en la
revaporizacion de condensado a las condiciones menos favorables de saturacidon del
mismo alcanzables en el yacimiento, se eligi6 como primer caso base al fluido gas
condensado presente en el yacimiento a la presién de maxima saturacién de liquido
observada en el experimento de agotamiento a volumen constante (316.38 kg/cm?),
asimismo, el condensado liquido presente a estas mismas condiciones fue elegido como
un segundo fluido de interés, dado que la interaccién del fluido de inyeccién en el
yacimiento en algunas zonas se dara en mayor medida con el condensado entrampado, y
en otras con la totalidad del sistema (gas y condensado). La composicion de los fluidos
hidrocarburos presentes en el yacimiento a estas condiciones fue obtenida de la ecuacién
de estado ajustada y se muestra en la tabla 4.1.

Tabla 4.1 Composicion de los fluidos hidrocarburos presentes en el yacimiento a la presion de
maxima saturacién de condensado (316.38 kg/cmz).

Composicion del gas condensado Composicion del condensado Composicion del gas

Componente % Mol Componente % Mol Componente % Mol
N, 0.938 N, 0.603 N, 1.036
H,S 0.751 H,S 0.774 H,S 0.744
co, 2.309 co, 2.002 co, 2.400
(o 69.768 (o 52.792 (o 74.772
C2 7.389 C2 7.059 C2 7.486
Cs 3.602 Cs 3.926 Cs 3.507
iC, 0.705 iC, 0.849 iC, 0.663
nC, 1.595 nC, 2.004 nC, 1.475
iCs 0.598 iCs 0.818 iCs 0.533
nCs 0.863 nCs 1.208 nCs 0.761
Cs 1.042 Cs 1.632 Cs 0.867
Cy. 4.355 Cy. 8.250 Cy. 3.207
Cips 3.354 Cirs 8.540 Cirs 1.826
Ci7s 2.731 Ci7s 9.544 Ci7s 0.723

1V.2 Procedimiento en PVTi

Experimentos de agotamiento a composicién constante (CCE) a temperatura de
yacimiento fueron simulados para analizar el comportamiento de fases de las distintas
mezclas de fluidos al variar la concentraciéon del componente en estudio inyectado.

En ausencia de experimentos PVT con el condensado liquido que permitieran ajustar
una nueva ecuacién de estado para las simulaciones con este fluido, se trabajé entonces

con la misma ecuacion de estado ajustada en el capitulo anterior.
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A continuacién se explica el procedimiento efectuado para obtener los datos de
simulacién de la inyeccidon de GN, CO, y N, en los fluidos seleccionados como casos base.
Los datos de la inyeccidon de CH30H y de la mezcla CO, + CH30H fueron obtenidos con una
nueva ecuacion de estado presentada en el tema siguiente.

Como paso inicial fue necesario definir la composiciéon de los nuevos fluidos de
interés en el software de simulacion. Cinco nuevos fluidos fueron especificados:

= gasycondensadoa316.38 kg/cmz;

» condensado liquido a 316.38 kg/cm?;
= gas natural;

= dioxido de carbono;

= ynitrégeno.

Para la composicion del gas y condensado y condensado liquido, se introdujo el
porcentaje mol de los componentes especificados por las columnas “Composicidn del gas
condensado” y “Composicion del condensado” respectivamente de la tabla 4.1. La
composicion del gas natural inyectado se especifica en la figura 4.1, y en la misma figura
se sefala también la definicion de los fluidos restantes con un 100% mol del gas sefialado.

Sample Names ILJ [B Sample Compositions =N
] - Compone| ZI GYC MAXC GN coz N2 | + Sample [Totals || *
Samplé| Mnemoni| Title {percert) {percent) {percert) {percent) ipercert) {percent) | {percent
1 Zl Diefautt Fluid Sample N2 0.95 0.538 0,603 113 100 «| |2 100
H2S 0.75 0.731 0.774 0.7836 J GYC 100
2 GYC Gasy conden?ado a 316.38 kg/cm2 e 232 295 002 2513 w0 VAT o
3 MAXC  [Condensado liquido a 316.38 kg/cm2 &l 039 53768 52792 3243 GN 100
4 GN Imyeccion de gas natural c2 74 7.389 7.059 7.6663 co2 100
5 co2 Inyeccién de CO2 3 3.50 3.602 3.926 3.2956 N2 100
) IC4 0.7 0705 0.349 05611
6 N2 Inyeccitn de N2 NCE 158 595 2004 11818
7 ICh 0.59 0.558 0.818 0.3664
3 NCH 0.85 0.863 1208 04543
E) C6 102 1042 1632 04268
T C7+ 4.2143 4335 8.25 0.097065
hd C11+ 3.1672 3354 2.04 0.072542
4 I I 4 C17+ 24786 2731 5.543 0.057087 - -
4 13 4 13
Cancel | Hep | 0K Cancel Help

Figura 4.1 Introduccién de la composicién de los fluidos de yacimiento a 316.38 kg/cm” y de los fluidos de
Inyeccion.

Una vez definidos los fluidos de interés se generaron mezclas con diferentes
porcentajes mol de inyeccién de cada gas para los fluidos seleccionados como casos base
a temperatura de yacimiento. En la figura 4.2 se observa la generacién de las mezclas de
inyeccién de 5% mol de gas natural, tanto para el gas y condensado existentes a las
condiciones de maxima saturacion de liquido (GYC) como para el condensado liquido
existente a las mismas condiciones (MAXC).
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Con cada mezcla generada se simularon experimentos de agotamiento a
composicion constante a temperatura de yacimiento, esto con la finalidad de conocer la
variacion en la presidn de saturacién, saturacion de liquido condensado y composicidn de
las fases existentes a las diferentes condiciones de presién y cantidad de gas inyectado.

Mix Samples li] Mix Samples li]
Midng Type By: Midng Type By:
<’ Mole Fraction of Sample 2 > Gas Oil Ratio (GOR) <‘ Male Fraction of Sample 2 > Gas Oil Ratio (GOR)
J Recombination J Recombination
Fluid Sample 1 m Fluid Sample 1 II'u'IA)(C—E
Fluid Sample 2 m Fluid Sample 2 m
New Sample Name [F2GNAGYC New Sample Name [F%GN A MAXC
Temperature 177 c L=l Temperature 177 c L=l
Mole fraction 3 percent  [=] Mole fraction 5 percent [zl
GOR ] Jm3 /zm3 [zl GOR 1o m3ssm3  [=]
Pressure for GOR ol vol. cale.  J0 lbar = Pressure for GOR o vol. cale. [0 lbar L=l
If require Oil volume for GOR &t its Psat leave If require Oil velume for GOR at its Psat leave
Pressure as 0 else enter the pressure required Pressure as 0 else enter the pressure required

oK | Cancel | Help | ok | Cancel | Hep |

Figura 4.2 Generacién de las mezclas de inyeccion de 5% mol de gas natural para los
dos fluidos seleccionados como casos base.

1V.3 Ecuacidn de estado para el fluido original mas metanol

El comportamiento de fases de mezclas de gas condensado y metanol ha sido estudiado
experimentalmente por algunos autores y después modelado de manera aceptable con la
ecuacion de estado de Peng-Robinson. Ayyalasomayajula et al. (2002) estudiaron el
comportamiento de fases de mezclas entre gas condensado, agua y metanol. Los fluidos
gas condensado utilizados fueron gases sintéticos compuestos de metano, n-butano,
n-heptano y n-decano. La figura 4.3 muestra la variacion experimental de la fraccion de
liguido condensado con la presion a diferentes concentraciones de metanol a 145 °F
(62.78 °C) para un gas condensado compuesto inicialmente por 80% mol de metano, 15%
mol de n-butano, 3.8% mol de n-heptano y 1.2% mol n-decano.

Los autores utilizaron la ecuacion de estado de PR78 para reproducir los datos
mostrados por la figura 4.3, para ello ajustaron los coeficientes de interaccién binaria
metanol-hidrocarburo y tomaron como cero el valor de los coeficientes de interaccién
binaria hidrocarburo-hidrocarburo. Los autores observaron para los experimentos
descritos en la figura 4.3, que el metanol aumenta la presion de rocio y el volumen de la
fase liquida a concentraciones por debajo de 25% mol de metanol en la mezcla,
concentraciones a las que el fluido exhibe un comportamiento de gas condensado como
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el del fluido original; entre 25 y 50% mol de concentracidon de metanol, existe una zona de
transicion en la que pasa de observarse un punto de rocio a un punto de burbuja. A las
condiciones adecuadas de concentracidon de metanol, presidn y temperatura los autores
indican que todos los hidrocarburos son miscibles con metanol, por lo que se llega a
observar en los experimentos un liquido como fase Unica. Con otros experimentos los
autores también observaron que a medida que la temperatura se incrementa, para una
misma mezcla, el punto de rocio disminuye, ademds de que la transicion de un punto de
rocio a un punto de burbuja ocurre a mayores concentraciones de metanol. Entre sus
conclusiones los autores indican que los coeficientes de interaccion binaria metanol-
hidrocarburo juegan un papel muy importante en el modelado de estas mezclas, ademas
de que implicitamente también demostraron que los coeficientes utilizados para
reproducir datos experimentales a cierta temperatura, no dan buenos resultados si se les
utiliza para tratar de reproducir datos experimentales realizados a una temperatura
distinta.
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Figura 4.3 Volumen experimental de liquido condensado de mezclas hidrocarburo-metanol a
diferentes concentraciones de metanol y 145 °F (Ayyalasomayajula, 2002).

Bang et al. (2006) realizaron experimentos de agotamiento a composicidén contante
para estudiar el comportamiento de fases de mezclas entre gas condensado, agua y
metanol hasta temperaturas de 301 °F (149.44 °C), para ello los autores midieron los
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efectos de la temperatura, la presién y la contraccion de agua y metanol en distintas
mezclas experimentales. Los autores utilizaron la ecuacién de estado de PR78 con la
correccion del pardmetro de traslacién para modelar el comportamiento de estas mezclas.
Al igual que Ayyalasomayajula (2002), para reproducir el comportamiento de mezclas
entre gas condensado y metanol a los coeficientes de interaccion binaria hidrocarburo-
hidrocarburo se les asignd un valor de cero, y los coeficientes de interacciéon binaria
metanol-hidrocarburo fueron ajustados para reproducir los datos experimentales.

Para estudiar el efecto del metanol, los autores afadieron metanol a un gas
condensado sintético compuesto inicialmente por 79.5% mol de metano, 14.6% mol de
n-butano, 4.6% mol de n-heptano y 1.4% mol n-decano para dar lugar a una mezcla final
compuesta por 66.25% mol de metano, 12.16% mol de n-butano, 3.75% mol de
n-heptano, 1.67% mol n-decano y 16.67% mol de metanol. Con las dos mezclas anteriores
realizaron experimentos de agotamiento a composicion constante a 152 °F (62.67 °C). Los
resultados experimentales que obtuvieron se muestran en la figura 4.4.

100 T T T T T T
| | | |
© 0 r---- *  Fluido final (con I e M I
‘_.O! a0+ — - — metanol) _ _ — — _ L 1 ___
Pl & Fluido inicial I ! I I
§E 704+ —-- - —— —— Y
£s T T | | | |
sF B0 —--- e B ——= == r-————t--—-q-—----
?'g | | | | | |
2 Wr—--- T-————-————- —— - - r-————T-————°3————-
g2 I I Y S R I
ri] 40 | | | I | |
£ MT-——--- - l— == == LSt vny—-d—————
£ | | | | » * | - |
2 I +-—-—-—d4-—-—-—-= I—'——'—:—?;n“‘m‘lﬂ;——? —————
3 | | 4 ® 1 4 4 | A
Nr—--- T A r——~—=—7— ="~~~ ~——-
0 4= ! ! ! ! ! P
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
Presidn [Ipca]

Figura 4.4 Volumen experimental de liquido condensado del fluido original y fluido con metanol
medido por Bang durante sus experimentos a 152 °F (Bang, 2006).

Los autores indican que la adicion de metanol incrementa la presién del punto de
rocio asi como la fracciéon volumen de condensado liquido. Para estudiar el efecto de la
temperatura los autores realizaron experimentos CCE en una nueva mezcla a 180 °F (82.22
°C), 252 °F (122.22 °C) y 301 °F (149.44 °C), en estos experimentos se observd que la
presion de rocio y el volumen de liquido disminuyen a medida que la temperatura
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aumenta. Ajustando los coeficientes de interaccién binaria metanol-hidrocarburo para
reproducir las mediciones realizadas en estos Ultimos experimentos, los autores
mostraron que los coeficientes de interaccion binaria exhiben una dependencia lineal con
la temperatura; tal y como se muestra en la figura 4.5.

Coeficiente de interaccion binaria con
el metanol

T
|
0 50 100 150 200 250 300 350

Temperatura [°F]

Figura 4.5 Variacidon de los coeficientes de interacciéon binaria metanol-hidrocarburo con la
temperatura (Bang, 2006).

Puede sefialarse de las referencias anteriores, que los parametros o coeficientes de
interaccion binaria son de las variables clave para el correcto modelado de las mezclas
hidrocarburo-metanol. Los BIC en un sentido estricto pueden interpretarse como la
contabilidad de las fuerzas polares entre pares de moléculas, por lo que es entendible que
en presencia de moléculas polares como el metanol, el valor de los mismos en la ecuacién
de estado cobre un papel mds relevante en la correcta reproduccién de datos
experimentales.

Los coeficientes de interaccion binaria se consideran independientes de la presion,
composicion y generalmente independientes de la temperatura, éstos tienen valores
diferentes para cada par de moléculas y toman diferentes valores para cada ecuacién de
estado. Los coeficientes de interaccion binaria suelen suponerse con un valor de cero para
pares de moléculas iguales, asi como para moléculas de aproximadamente la misma
polaridad. Como los hidrocarburos son compuestos esencialmente no polares suponer un
coeficiente de interaccidn binaria igual a cero entre componentes hidrocarburos es una
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buena aproximacién, aunque también algunos autores como Slot-Peterson (1987) sefialan
que la interaccidon entre componentes hidrocarburos se incrementa en funcion de la
diferencia entre sus pesos moleculares.

Los componentes no-hidrocarburos contenidos en yacimientos de petrdleo
generalmente se limitan a N,, CO, y H,S, por lo que actualmente existen en la literatura
matrices de coeficientes recomendadas para estos componentes y los componentes
hidrocarburos mas comunes para algunas ecuaciones de estado.

Ademas de las matrices de coeficientes, existe una gran cantidad de modelos para la
estimacion de los parametros de interaccidn binaria, algunos mas generales y otros soélo
aplicables a componentes especificos, tales modelos van desde correlaciones sencillas
como la propuesta por Chueh y Prausnitz (1967) en funcién de los volumenes criticos de
los componentes; hasta modelos mas complejos como los métodos de contribuciones de
grupo, como el modelo de PPR78 desarrollado por Jaubert et al. (2004) que considera la
estructura molecular de los componentes y que ademas es funcién de la temperatura.

En presencia de datos experimentales, como ya se ha sefialado, los coeficientes de
interaccion binaria se utilizan para reducir la diferencia entre los valores experimentales y
los calculados por la ecuacidén de estado. Por lo tanto, de acuerdo a Danesh (2003), los
BIC deben ser considerados como parametros de ajuste y no como términos fisicos

rigurosos.
@ Fundamentals [ = |8 Py I
rFPE
Comporents (2 Weiaht fraction Mol Weight Spec Gravity ||+

Row (percent) (percent) | | | Pluid Properties Estimation {FPE)

1[n2 0.95 0725973 | | Temperature I K ™

2[H2s 0.75 0.70079 |

3oz 217 27997 Saturation Pressure | bar =

41C1 70.35 30.565 Madmum Pressure | bar =

5|cz 74 6.1016 -

6[METANOL |0 0 32047 075626 e

g 359 3340 Project Units

8[ica 07 1.1157 @ Metric

9[nCa 158 25182 > Field

10[1C5 0.59 1.1673 > Lab

11[NCB 0.85 16817 > PVT Metric

12[ce 1.02 23494
EE D 9.86 4553 1684 0.8075 -

gIN| ;
Mole fraction total |10 Jpercert [=]
J Erter weight fractions
0K | Cancel | Help |

Figura 4.6 Introduccidn de la composicion del fluido de yacimiento mas metanol a PVTi.
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Para las simulaciones del efecto en el comportamiento de fases producto de la
inyeccion de metanol, es necesario utilizar una nueva ecuacion de estado que incluya este
componente en el fluido original, para posteriormente poder definir al metanol como
componente total o parcial de algun fluido de inyeccién.

En ausencia de datos experimentales del comportamiento de fases, del fluido
original mds metanol, que permitieran el ajuste de una nueva ecuacién de estado
siguiendo una metodologia similar a la descrita en el capitulo anterior, se generd en su
lugar una nueva ecuacién de estado que incluyera al metanol como componente inicial
del fluido original con una composicién de cero en la mezcla inicial. La definicién de este
fluido se sefiala en la figura 4.6.

El CH30OH no es un componente disponible en Ila libreria de PVTi, por lo que fue
caracterizado definiendo su gravedad especifica asi como las propiedades y constantes
fisicas del componente necesarias en los calculos volumétricos por la ecuacién de estado,
éstas son:

= peso molecular;

= presion critica;

= temperatura critica;

= factor acéntrico;

= parametro de traslacién;

= y coeficientes de interaccién binaria.

Las cuatro primeras caracteristicas de la lista anterior fueron obtenidas del libro The
Properties of Petroleum Fluids (McCain, 1990) y el parametro de traslacion fue calculado

con la ecuacion:
S = 6.43098(0.25969 — Zz,) (57)
ecuacién derivada de las ecuaciones 44, 47 y 48 de esta tesis.

Las figuras 4.7 y 4.8 muestran los valores de peso molecular, presion critica,
temperatura critica, factor acéntrico y parametro de traslacidén asignados al metanol.

Una vez definido el metanol, se realizd de manera idéntica el procedimiento descrito
en el capitulo anterior, desde la seleccion de la ecuacion de estado, para ajustar la nueva
ecuacion de trabajo con los mismos experimentos.
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Figura 4.7 Definicion del peso molecular, presion critica, temperatura critica y factor acéntrico del metanol
en el simulador.

' Volume Shifts | = ]

r Yolume Shifts
Componert | sShifts cShifts (m3 /kg-moale| =
M2 013133424 -0.0031583428 -
H25 0.10255784 0.002774235
coz2 0042730337 -0.0011401133
C1 .14426562 -0.0038625063
c2 010326835 -0.0041773288
METANOL 0.12025517 0.0045266403
C3 0077501381 -0.004.3664505
IC4 1.061583725 -0. 0044854758
NC4 .054224857 -0.00359280323
ICH 0.041772457 0.0036702527 -
A »
__| Entter cShift {dimensioned shifts)
r Options
Wolume shift types
@ Independent > Dependent

oK I Cancel Help

Yolume Shifts

.

Figura 4.8 Parametro de traslacién calculado para
el metanol.
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En este punto se definieron a los parametros de interaccién binaria entre el metanol
y los componentes del fluido original. En la literatura consultada, no se hallaron modelos
matematicos para la estimacidon de estos pardmetros para mezclas metanol-hidrocarburo
o metanol-no hidrocarburo para la ecuacién de estado de Peng-Robinson. Asignar un valor
de cero para todos los coeficientes podria incurrir en una menor representatividad, o no
representatividad del comportamiento simulado, debido a su alto impacto en la correcta
reproduccién del comportamiento de fases en estas mezclas. En un esfuerzo para calcular
estos parametros se considerd entonces la observacidn hecha por Bang et al. (2006) sobre
el comportamiento lineal de los BIC hidrocarburo-metanol con la temperatura. Como
primer paso se realizd una revision bibliografica para compilar coeficientes utilizados en la
ecuacion de estado de Peng-Robinson con las reglas de mezclado originales (ecuaciones
39,40y 41) en la reproduccién de datos de equilibrio metanol-hidrocarburo y metanol-no
hidrocarburo.

Tabla 4.2 Pardmetros de interaccion binaria metanol-hidrocarburo y metanol-no
hidrocarburo utilizados en diferentes referencias.

Componente | Temperatura [K] | BIC con metanol Referencia
co, 298.1500 0.042600 Benmekki, 1987
313.1500 0.060300 Benmekki, 1987
N, 250.0000 -0.192700 Benmekki, 1988
422.0389 0.290000 Bang, 2006
& 335.9278 0.200000 Ayyalasomayajula, 2002
422.0389 0.250000 Bang, 2006
= 335.9278 0.400000 Ayyalasomayajula, 2002
372.7000 0.097350 Pires, 2001
nCs 397.7000 0.132700 Pires, 2001
422.6000 0.154300 Pires, 2001
¢, 298.1500 -0.001577 Pires, 2001
333.1500 0.027900 Pires, 2001
nC, 422.0389 0.075000 Bang, 2006
335.9278 0.100000 Ayyalasomayajula, 2002
nCyo 422.0389 0.075000 Bang, 2006
335.9278 0.200000 Ayyalasomayajula, 2002

197



CAPiTULO IV CALCULO DEL COMPORTAMIENTO DE FASES

Los coeficientes encontrados, asi como la temperatura de los experimentos
reproducidos en las referencias se muestran en la tabla 4.2. Se destaca en color gris a los
coeficientes calculados mediante el ajuste de mezclas multicomponentes (fluidos gas
condensado sintéticos), mientras que los coeficientes restantes son valores obtenidos de
reproducir el comportamiento de mezclas binarias. No se encontraron coeficientes para
los pares binarios metanol-acido sulfhidrico, metanol-etano y metanol-propano.

Con los datos mostrados en la tabla 4.2, para el n-pentano se ajusté una linea rectay
se calculd el coeficiente de interaccién binaria correspondiente a la temperatura de
yacimiento, esto es 177 °C (450.15 K), mientras que los BIC de los componentes
hidrocarburos restantes fueron obtenidos por extrapolacion lineal a la misma
temperatura. Los coeficientes obtenidos se muestran en la tabla 4.3.

Tabla 4.3 Coeficientes de interaccion binaria metanol-hidrocarburo a 177 °C.

Componente C; nC, nCs Ce nC, nCyo
BIC con metanol | 0.2991 0.2199 0.1694 0.1074 0.0595 0.0124

Para la estimacidén de los BIC correspondientes a los pares binarios metanol-etano y
metanol-propano se graficaron los datos de peso molecular vs BIC con metanol. Se
aprecia en la figura 4.9 que, para esta temperatura, existe una tendencia entre los datos
graficados; se optd por un ajuste lineal y se calcularon los coeficientes de interés. Se
obtuvo un BIC metanol-etano de 0.2651 y un BIC metanol-propano de 0.2315.

En la literatura revisada no se hallaron coeficientes de interacciéon binaria
metanol-hidrocarburo para pseudocomponentes de mayor peso molecular que el
n-decano, y que permitieran sustentar sobre algunas bases la extrapolacion de la recta
ajustada para el cdlculo de los BIC de las fracciones pesadas, aun mds importante que se
posee un pseudocomponente como el C;7, con un peso molecular de 303.28 que
sobrepasa por mucho el intervalo analizado. Se suavizé la tendencia considerando solo los
dos ultimos puntos de la figura 4.9 y mediante interpolacion lineal se obtuvo un BIC para
el pseudocomponente C,, (PM = 113.31) con un valor de 0.047, sélo por lo observado en
otras matrices de coeficientes de interaccidon binaria, se asigné un mismo valor para el
BIC con metanol para las tres fracciones pesadas. Cabe destacar que al efectuarse
distintas simulaciones con coeficientes de interaccidén binaria con valor de cero para las
fracciones pesadas, asi como con los coeficientes de interaccion binaria obtenidos para las
fracciones pesadas con la recta suavizada, como era de esperarse, se observé una
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variacion en los valores obtenidos por fluidos de inyeccién con metanol; sin embargo, los
efectos de la inyeccidn en el comportamiento de fases fueron los mismos.

0.35 | |
BIC = -0.0024PM + 0.3373

0.30 +.0.2991

0.25 \
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® 0.2199

@ 0.1694
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BIC con metanol a 177 °C

® 0.0124
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Figura 4.9 Peso molecular vs BIC con metanol para el cédlculo de los pardmetros de interaccién binaria
metanol-etano y metanol-propano.

Tabla 4.4 BIC metanol-hidrocarburo y
metanol-no hidrocarburo utilizados.

Componente | BIC con metanol
N, -0.1927
H,S 0.0000
co, 0.0603
C: 0.2991
G 0.2651
(o 0.2315
iCy 0.2199
nC, 0.2199
iCs 0.1694
nCs 0.1694
Cs 0.1074
Cy. 0.0470
Cia+ 0.0470
Ciz+ 0.0470
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CAPiTULO IV CALCULO DEL COMPORTAMIENTO DE FASES

Las referencias consultadas no mostraron observacién alguna sobre la dependencia
lineal con la temperatura de los BIC metanol-no hidrocarburo, por lo que se decidié
utilizar los BIC referidos a la temperatura mas cercana a la de yacimiento para estos pares
binarios. Para los componentes isobutano e isopentano se utilizaron los mismos
coeficientes de interacciéon binaria que para el butano y pentano normales
respectivamente. La tabla 4.4 resume los coeficientes de interaccion binaria utilizados con
metanol (estos BIC se introdujeron en el panel Binary Interaction Coefficients de PVTi).

En esta nueva ecuacion de estado, ademas de los fluidos seleccionados como casos
base, se definieron a los siguientes tres fluidos de inyeccién iniciales:

= dioxido de carbono;

=  metanol;

= vy una mezcla de inyeccién compuesta por 80% mol de CO, y 20% mol de
metanol.

Una vez definidos los fluidos anteriores, se generaron mezclas con diferentes
porcentajes mol de inyeccidn de cada fluido para los dos casos base.

Experimentos de agotamiento a composicidn constante a temperatura de
yacimiento también fueron representados para estudiar el comportamiento de fases de
las mezclas generadas.
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CAPITULO

V

ANALISIS E INTERPRETACION DE
LOS RESULTADOS

CONTENIDO

V.1 Introduccion

V.2 Condensado liquido (simulacién)

V.3 Condensado liquido (experimental)

V.4 Gas condensado (simulacion)

V.1 Introduccion

En el presente capitulo se analizan los efectos de la inyeccion de los agentes de interés en
el comportamiento de fases de los dos fluidos seleccionados como casos base. Para
estudiar el efecto de los agentes agregados, se simularon experimentos de agotamiento a
composicion constante, todos a temperatura de yacimiento; como producto de estos
experimentos se compilaron y analizaron los datos referentes al cambio en la presidon de
saturacidn, saturacién de liquido a las distintas presiones, y composicion de los fluidos
existentes a 316.38 kg/cm?. Es de interés sefialar que la naturaleza de los experimentos
simulados sélo considera el efecto de un primer contacto con el fluido de inyeccidn; en
condiciones reales en el yacimiento, un fluido de inyeccion “fresco” contactaria en
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repetidas ocasiones al fluido de yacimiento, siendo a su vez el fluido de yacimiento
contactado un fluido diferente al variar la composicién de éste de acuerdo las fracciones
desplazadas y/o revaporizadas. Ademas, conforme el frente de inyeccidn se adentrara en
el yacimiento la composicién del fluido inyectado variaria debido a los componentes
revaporizados y/o condensados. En razén de lo mencionado es claro que la consideracién
de mas posibles fendmenos requiere de mayores estudios y herramientas, sin embargo, el
anadlisis en conjunto de los datos obtenidos con las simulaciones de este trabajo,
proporciona un punto de partida importante en el entendimiento y prediccién del
comportamiento real descrito. Los datos generados permiten realizar un primer contraste
de las ventajas y desventajas de inyectar uno u otro fluido, ademas de dar lugar al interés
en profundizar con estudios de laboratorio en el comportamiento simulado por algunas

mezclas de inyeccion.
V.2 Condensado liquido (simulacion)
V.2.1 Inyeccion de gas natural

La parte superior de la figura 5.1 muestra el comportamiento de fases del sistema
condensado liquido con la inyeccién de gas natural. En esta figura se puede observar que
la inyeccion de gas natural incrementa la presion de burbuja desde bajas concentraciones,
lo que descarta miscibilidad por primer contacto a 316.38 kg/cmz. La presidon de burbuja
se incrementa hasta un maximo de 28.98% al pasar de 316.37 kg/cm?’ (fluido original) a
408.05 kg/cm? con una concentracién de 40% mol de gas natural; la presién de rocio
observada alcanza un valor méaximo de 448.43 kg/cm? con la inyeccién de 70% mol de gas
natural. En la parte inferior de la figura 5.1 se muestra la variacion en la composicién del
gas y el liquido en equilibrio a medida que se incrementa la concentracién de gas natural
en la mezcla. Para una mejor visualizacién de los componentes revaporizados, la
composicion de los fluidos en equilibrio ha sido clasificada en componentes ligeros (N,
H,S, CO,), metano (C;), componentes intermedios (C,-Cs) y componentes pesados (C.).
Se nota en estos diagramas que la transferencia de masa entre los fluidos mezclados, da
lugar a que la variacidon en la composicion tanto del condensado liquido como del gas en
equilibrio no sea cuantiosa, haciendo mas lento el proceso de enriquecimiento en
fracciones pesadas del liquido. Sustancialmente en un proceso dindmico, gran parte del
condensado liquido podria ser arrastrado por revaporizacion si éste es contactado con
suficientes cantidades de gas natural, debido a que la variacidon en la composicion del
condensado liquido a revaporizar seria similar a medida que este es contactado por nuevo
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gas natural, fluido que a su vez actia de manera consiste en la revaporizacion de las
agrupaciones de hidrocarburos.

V.2.2 Inyeccidn de dioxido de carbono

En la parte superior de la figura 5.2 se muestra el comportamiento de fases del sistema
condensado liquido con la inyeccién de diéxido de carbono. En esta figura se puede
observar que la inyeccién de diéxido de carbono incrementa la presion de burbuja desde
bajas concentraciones de inyeccion, lo que sefiala que 316.38 kg/cm? se encuentra por
debajo de la presidon minima de miscibilidad (MMP). Con un 50% mol de concentracién de
CO;, la presién de burbuja se incrementa hasta un maximo de 349.27 kg/cm?, 10.4% mds
qgue la exhibida por el fluido original. A 60% mol de CO, se tiene la maxima presion de
rocio con un valor de 351.90 kg/cm?, esto es 96.53 kg/cm? menos en comparacion con la
gue se visualiza con el gas natural. La figura también indica que si el condensado liquido es
contactado con suficientes cantidades de didxido de carbono, la totalidad de éste puede
ser convertido a la fase vapor. La variacidon de la composicién descrita en la parte inferior
de la figura 5.2, muestra que el CO, ademas de revaporizar metano e hidrocarburos
intermedios, también revaporiza componentes pesados en una cantidad tal que se
observa una reduccidn de esta fraccidon en la composicion total del liquido, al igual que
como se observa con el resto de los componentes hidrocarburos. Se considera de
importancia comentar que a pesar de que generalmente el CO, no es miscible al primer
contacto a las condiciones comunmente encontradas en los yacimientos; por los cambios
de composicidn que se llevan a cabo, se puede alcanzar miscibilidad por multiple contacto
de gas vaporizante, esto a través de la vaporizacidn in-situ de hidrocarburos de la fraccion
Cs-C3p del aceite al CO,, con lo que se crea una zona de transicion miscible (Tovar, 2011).

V.2.3 Inyeccién de nitrégeno

La parte superior de la figura 5.3 muestra el comportamiento de fases del sistema
condensado liquido con la inyeccién de nitrégeno. En esta figura se puede observar que la
inyeccidn de nitrégeno incrementa rapidamente la presion de burbuja de la mezcla, con
apenas un 15% mol de concentracidn de nitrégeno, la presion de burbuja se eleva un
39.86% al alcanzar un valor 442.49 kg/cmz, sobrepasando los maximos valores alcanzados
con gas natural y diéxido de carbono a concentraciones mas altas. Hasta un 85% mol de
nitrégeno la mezcla no describe una presion de rocio, a diferencia de lo senalado por el
gas natural y el diéxido de carbono. En las gréficas de composicidn de la parte inferior de
la figura 5.3 se nota la baja capacidad del nitrégeno para revaporizar componentes
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pesados. Si bien se observa una fraccién de componentes pesados en el gas en equilibrio,
la revaporizacién de éstos de la fase liquida en relacién a la cantidad de metano vy
componentes intermedios revaporizados es muy pequefia, exhibiendo la composicion del
liguido un aumento importante en la concentracion de componentes pesados. En
consecuencia, en un proceso dindmico un mayor numero de contactos de nitrégeno, que
los requeridos por GN o CO,, serian necesarios para arrastrar por revaporizacion al
condensado, ya que la composicidn del liquido in-situ a contactar por el nitrégeno seria
cada vez mas rico en componentes pesados, siendo éstos los componentes sobre los que
actua en mucho menor medida el nitrégeno. Al igual que el didxido de carbono,
dependiendo de la composicién del condensado y de las condiciones del yacimiento, el
nitrégeno también puede desarrollar miscibilidad con el aceite del yacimiento a través de
transferencias de masa y después de multiples contactos; sin embargo, se requieren de
tiempos mayores, presiones mas elevadas y un mayor numero de contactos.

V.2.4 Inyeccidn de didxido de carbono y metanol

La figura 5.4 muestra el comportamiento de fases del sistema condensado liquido con la
inyeccién de una mezcla compuesta por 80% mol de CO, y 20% mol de CH3OH. En esta
figura se puede observar que la inyeccidon del fluido descrito disminuye la presién de
burbuja de la mezcla hasta un 8.31%, alcanzando un valor de 290.10 kg/cm2 con una
concentracion del fluido de inyeccidon de 60% mol, por lo que el comportamiento simulado
describe un proceso miscible de primer contacto a 316.38 kg/cm® A 70% mol de
concentracion se tiene la maxima presion de rocio con un valor de 275.64 kg/cm?. Al igual
que con la inyeccion de CO,, con una cantidad suficiente de la mezcla de inyeccion de
CO,+CH30H todo el liquido condensado puede ser convertido a la fase vapor, ademas de
requerirse un tiempo menor para lograrlo, debido a que se necesita una porcion menor
del fluido agregado.

Es evidente que debe existir una minima concentracién de metanol en el fluido de
inyeccion para que resulte un comportamiento como el descrito en el parrafo anterior.
Para las simulaciones de este trabajo esa concentracidn se encuentra alrededor del 20%
mol, en razén de que por debajo de este valor se sigue observando un proceso inmiscible
al primer contacto a 316.38 kg/cmz. Ademads, como se visualiza en la figura 5.5, desde el
punto de vista de la cantidad de fluido inyectado para revaporizar la totalidad de liquido,
existe una relacion optima CO,/CHs0H para lograrlo, puesto que por arriba de 20% mol de
metanol en la mezcla (considerando que se desea un proceso miscible), se necesitan
concentraciones mayores del fluido agregado para convertir la fase liquida a vapor.
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Figura 5.1 Datos generados de la inyeccién de gas natural al condensado liquido a temperatura de
yacimiento (177 °C).
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Figura 5.2 Datos generados de la inyeccion de diéxido de carbono al condensado liquido a temperatura de
yacimiento (177 °C).
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V.3 Condensado liquido (experimental)

Utilizando un condensado recombinado con una composicion similar a la del condensado
liguido empleado en las simulaciones de esta tesis, y con la finalidad de evaluar diferentes
agentes revaporizadores de condensados a condiciones de yacimiento, el laboratorio de
recuperacién de hidrocarburos del Instituto Mexicano del Petrdleo (IMP) dentro de sus
experimentos realizd pruebas de revaporizacién con la inyeccion de GN, CO,, N, y la
mezcla de CO,+CH30H. Las pruebas se llevaron a cabo en una mirilla visual de alta presién
a 319.9 kg/cm?” (4550 Ipc) y 177 °C. Para el GN, CO, y N, se inicié con un volumen de 10 ml
de condensado en la mirilla, a la cual se le agregd el agente de interés por la parte inferior
a un ritmo de 5 ml/hr. Para mantener la presion fija, el excedente de presion causado por
la inyeccion de fluido fue producido por un regulador de presidn inversa (RPI) colocado en
la parte superior de la mirilla. Para estudiar los efectos de la mezcla de CO,+CHs0H, un
fluido compuesto por 8 ml de condensado y 2 ml de metanol fue colocado como fluido
inicial, para posteriormente agregar CO, al mismo gasto de inyeccidon que con los otros
agentes. La figura 5.6 presenta el comportamiento de fases observado en la mirilla con la
inyeccion de los agentes revaporizantes mencionados. El experimento descrito reproduce
mas la parte del dafio al pozo en donde se tiene acumulacién de condensados y flujo del
fluido de inyeccién nuevo en contacto con los mismos, y a diferencia de las simulaciones,
estas pruebas de laboratorio representan un comportamiento dinamico, ademas de
exhibir el fluido contactado en la mirilla cambios composicionales, esto al inyectarse un
fluido puro (GN, CO, o N,) y producirse otro diferente, enriquecido con los componentes
arrastrados.

Para el GN y N, se observaron siempre dos fases (el fluido inyectado se percebia en
forma de burbujas dentro del liquido) a lo largo del experimento, lo que indica que a las
condiciones del mismo se estd por debajo de la presion minima de miscibilidad. Se advirtié
también la baja miscibilidad del nitréogeno a estas condiciones, en comparacién con el gas
natural que mostré una fuerte interaccién con el condensado. Parte de lo anterior se
entiende de las figuras 5.1 y 5.3, de las que se destaca la gran diferencia en presiones
requeridas para tener un proceso de inyecciéon totalmente miscible, requiriendo el
nitrégeno de una presién considerablemente mayor a la del gas natural. Con el gas natural
se suma también el efecto de inyectar un fluido hidrocarburo, ocurriendo un intercambio
de masas de los ligeros del liquido a la fase vapor y de los pesados de la fase vapor al
liquido. La baja miscibilidad del nitrogeno en el condensado a estas condiciones, asi como
su baja capacidad para revaporizar componentes pesados, dan como resultado un fuerte

1109 |



CAPIiTULO V ANALISIS E INTERPRETACION DE LOS RESULTADOS

contraste en el volumen de liquido que se observé en la mirilla a lo largo del experimento,
en comparacion con el exhibido con la inyeccion de gas natural.

Con la inyeccion de CO; se percibid al principio un proceso por debajo de la presién
minima de miscibilidad, ya que el fluido inyectado se observd también en forma de
burbujas dentro del liquido, lo que concuerda con la simulacion representada por la figura
5.2, que sugiere un proceso inicial por debajo de la presién minima de miscibilidad a las
condiciones del experimento. En esta prueba se observd la formacidén de un frente de
desplazamiento (min 40 al 50 aprox. en la figura 5.6) que mostrd una interaccion
importante como la observada con el gas natural, explicada por la alta miscibilidad del CO,
en el condensado como lo representa la figura 5.2, la cual sefiala el menor aumento de
presién requerido para tener un proceso totalmente miscible, esto en comparacién con
los fluidos de inyeccidn restantes. La produccion del frente observado causé un cambio
composicional importante en el fluido de la mirilla, al grado que el proceso de inyeccion
subsiguiente exhibié un comportamiento totalmente miscible. Lo anterior sugiere que los
hidrocarburos arrastrados por el frente eran en su mayoria componentes intermedios y
metano, dejando por lo tanto un condensado mas pesado en la mirilla, disminuyendo su
presion de burbuja y cambiando en consecuencia la naturaleza inicial del experimento.

A diferencia de las simulaciones, en los experimentos de la mirilla el metanol fue
incluido como un componente inicial del liquido a revaporizar, y no como parte del fluido
de inyeccion. Un volumen de 8 ml de condensado y 2 ml de metanol equivale a un liquido
con una composicion de aprox. 63% mol de condensado y 37% mol de metanol.
Definiendo una mezcla con la proporcidon anterior en el software de simulacion, y
reproduciendo experimentos CCE con diferentes cantidades de inyecciéon de CO, se
obtuvo la figura 5.7. La figura muestra un proceso por encima de la presién minima de
miscibilidad de la mezcla a las condiciones de la prueba, lo que concuerda con el
comportamiento observado a lo largo del experimento, esto al percibirse la existencia de
una sola fase en la mirilla.

Es importante mencionar que el IMP realizé pruebas con 5, 10, 15y 20% en volumen
de CH3OH en el fluido inicial a revaporizar, encontrando mediante el ajuste de una curva
una proporcién 6ptima de 16% en volumen de metanol en la mirilla para desplazar la
totalidad del liquido en el menor tiempo posible.

No obstante que se utilizd una ecuacién de estado ajustada para un fluido gas
condensado para simular experimentos con un condensado liquido, y las consideraciones
realizadas para las simulaciones con metanol; los datos generados proporcionan una
relacion satisfactoria con el comportamiento real observado en los experimentos,
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permitiendo entender y dar explicaciéon a algunos de los fenédmenos advertidos en los

mismos.

_
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Figura 5.6 Comportamiento de fases observado en la mirilla con la inyeccién de diferentes agentes
revaporizantes a 319.9 kg/cm2 y 177 °C. El recuadro blanco indica el tiempo transcurrido en el experimento,
y las cuatro figuras inmediatas en la parte inferior contrastan el comportamiento exhibido con la inyecciéon
de los diferentes agentes al tiempo indicado en el recuadro.
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Figura 5.6 Continuacion.
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Figura 5.7 Datos generados de la inyecciéon de CO, a una mezcla liquida compuesta por 63% mol de
condensado y 37% mol de metanol a temperatura de yacimiento (177 °C).

V.4 Gas condensado (simulacion)
V.4.1 Inyeccidn de gas natural

La figura 5.8 muestra el comportamiento de fases del sistema gas condensado con la
inyeccion de gas natural. Con una concentracién de 20% mol se tiene la maxima presiéon
de rocio con un valor de 405.11 kg/cmz, un aumento de tan solo el 0.78% respecto a la
presion de rocio original (401.98 kg/cm?); el comportamiento inicial observado se revierte
a mayores concentraciones, disminuyendo la presion de rocio un 38.31% al pasar de
401.98 a 290.64 kg/cm2 a una concentracion de 85% mol de gas natural. Para presiones de
yacimiento mayores o iguales a la presion de rocio, la eficiencia en la revaporizacién de
liguido no se ve mermada de manera importante por condensaciéon prematura, debido a
gue el aumento en la presién de rocio es muy pequefio, disminuyendo ademas en
presencia de las cantidades adecuadas de gas, y retrasando por lo tanto la formacién de
condensados en el yacimiento. Para presiones de yacimiento por debajo de la presién de
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rocio, la figura muestra también que la totalidad de liquido condensado puede ser
revaporizado con cantidades suficientes de gas.

V.4.2 Inyeccidn de dioxido de carbono

En la figura 5.9 se presenta el comportamiento de fases del sistema gas condensado con
la inyeccién de didxido de carbono. En esta figura se puede observar que la inyeccién de
dioxido de carbono disminuye la presiéon de rocio de la mezcla, cayendo de 401.98 a
223.09 kg/cm? a la concentracién de 85% mol del gas inyectado, esto es 6.19% mas que el
valor que describe el gas natural a la misma concentracion. Con un 10% mol de CO; en la
mezcla, se visualiza una disminucién en la presién de rocio de 12.79 kg/cm2 (181.92 Ipc),
proporcionando la inyeccidon de CO, desde bajas concentraciones un margen de caida de
presion valioso para presiones de yacimiento mayores o iguales a la presion de rocio,
tanto por la revaporizacion de liquido liberado, como por la produccién en una fase a lo
largo de la formacién. Para presiones de yacimiento por debajo de la presion de rocio, al
igual que con el gas natural, la figura muestra también que la totalidad de liquido puede
ser convertido a la fase vapor, con la diferencia de que se requiere de una menor

concentracion de CO; en el sistema para lograrlo.
V.4.3 Inyeccidn de nitrégeno

La figura 5.10 muestra el comportamiento de fases del sistema gas condensado con la
inyeccion de nitrégeno. Se nota en la figura que la inyeccién de nitréogeno incrementa
considerablemente la presion de rocio de la mezcla; una concentracién de 30% mol de
nitrégeno causa un incremento de casi el 50% en la presion de rocio, por lo tanto, la
revaporizacion de liqguido que se pudiera tener a presiones de yacimiento mayores o
iguales a la presion de rocio, se vera afectada de manera importante por la condensacién
prematura de liquido in-situ debido a la mezcla con el fluido de yacimiento. A diferencia
del comportamiento exhibido por el GN y CO,, a una concentracion de 85% mol de N; se
aprecia todavia volumen de liquido en un amplio rango de presiones. En razéon de lo
anterior, se corrobora lo senalado en la simulaciéon con condensado, acerca de la menor
capacidad de evaporacion del nitrégeno en comparacién con los otros agentes inyectados.

V.4.4 Inyecciéon de metanol

El comportamiento de fases del sistema gas condensado con la inyeccion de metanol se
exhibe en la figura 5.11. La figura muestra que la adicion de metanol disminuye la presion
de rocio a concentraciones por debajo de 15% mol en la mezcla. A esta ultima
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concentracion la presién de rocio se reduce un 16.59% al pasar de 401.98 a 335.31
kg/cmz, esto es 11.80% mas que el valor mostrado por el CO; a la misma concentracion, lo
que para presiones de yacimiento mayores o iguales a la presidn de rocio se traduce en
revaporizacion de liquido liberado y retraso en la aparicién de condensados en la
formacién. El aditamento de metanol incrementa también la saturacion mdaxima de
liquido, 15% mol de metanol en la mezcla eleva la saturacion maxima de liquido un
43.96%, lo que implica que el metanol a estas condiciones prefiere la fase de hidrocarburo
liqguido a la de vapor. Entre 15 y 20% mol de metanol, se observa en la figura que existe
una zona de transicion en la que la mezcla pasa de describir un punto de rocio a un punto
de burbuja, percibiéndose una fase liquido Unica a concentraciones por arriba de 20%
mol. La figura 5.11 sugiere ademas que, para presiones de yacimiento por debajo de la
presion de rocio, existe un rango de presiones para las cuales la interacciéon del metanol
con el fluido de yacimiento causa sélo un aumento en la saturacién de liquido sin llegar a
la revaporizacidn; tal es el caso para la isoterma representada por la linea punteada.

El comportamiento simulado para la presion de rocio contrasta con el
comportamiento experimental descrito por las figuras 4.3 y 4.4, que seiialan que la
adicion de metanol aumenta la presién de rocio desde concentraciones iniciales. Esta
diferencia en comportamiento puede deberse a la naturaleza de los fluidos gas
condensado utilizados en esos experimentos, debido a que poseen contenidos de liquido
de aprox. 32 y 42 BPMM respectivamente, lo que los coloca en la categoria de gas
condensado con riqueza pobre. Por el contrario, el gas condensado utilizado en las
simulaciones de este trabajo posee un contendido liquido de aprox. 190 BPMM, un gas
condensado con riqueza media de acuerdo a la clasificacién de Rojas, G. (2003), o un gas
condensado rico de acuerdo a la clasificacién de Fan et al. (2006).

V.4.5 Inyeccion de dioxido de carbono y metanol

En la figura 5.12 se representa el comportamiento de fases del sistema gas condensado
con la inyeccidon de una mezcla compuesta por 80% mol de CO;, y 20% de CH3OH. En esta
figura se puede observar que la inyeccion del fluido descrito disminuye la presidén de rocio
de la mezcla, cayendo de 401.98 a 181.63 kg/cm2 a la concentracion de 85% mol de la
mezcla inyectada, un 10.32% mas que el valor que describe la inyeccidon de Unicamente
CO, a la misma concentracién. Para presiones de yacimiento mayores o iguales a la
presion de rocio, el margen de caida de presidon para la presencia de una sola fase es
mayor con la mezcla definida que el que proporciona el CO,. Para presiones de yacimiento
por debajo de la presion de rocio, al igual que con el diéxido de carbono, la figura indica
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que la totalidad de liquido puede ser convertido a la fase vapor, con la diferencia de que
se requiere de una menor concentracién del fluido de inyeccién para lograrlo, sin
embargo, mientras el fluido agregado no alcance la concentraciéon requerida en la mezcla,
la simulacién sefala que el volumen de liquido existente a las mismas concentraciones es
ligeramente menor para la inyeccion de CO, que para la inyeccion de la mezcla de 80%
mol de CO;, y 20% mol de CH3;0H.

Con la finalidad de encontrar una relacién CO,/CHs0H éptima de inyeccién al igual
qgue con las simulaciones con liquido condensado, se obtuvo la figura 5.13. La figura
muestra la concentracidon necesaria para revaporizar la totalidad de liquido condensado a
316.38 kg/cm2 con diferentes mezclas de inyeccién. Hasta una relacién 50-50% mol, la
simulacién sugiere que entre mayor sea la proporcién de metanol en el fluido inyectado,
se requiere de una menor concentracion de este ultimo para transformar la fase liquida a
vapor, sin embargo, se percibe también que mientras la cantidad del fluido agregado a la
mezcla esté por debajo de concentraciones que van de 27 a 30% mol aprox., el volumen
de liquido se incrementara (en comparacion con el volumen de liquido que se tendria a la
misma concentracion con la inyeccién de CO,) conforme lo haga también la proporcién de
metanol en el fluido agregado.

A diferencia de las simulaciones con condensado liquido, no se realizaron
experimentos de laboratorio en el IMP con el fluido gas condensado, con los cuales se
pudiera corroborar la veracidad del comportamiento descrito; sin embargo, al utilizarse
una ecuacidon de estado ajustada para gas condensado, se esperaria una consistencia
entre los resultados experimentales y los de la simulacidn, en razén de que al utilizar esta
ecuacion de estado en las simulaciones con liquido (para las cuales no fue calibrada) se
obtuvo una relacion satisfactoria con el comportamiento real observado en los

experimentos.
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Figura 5.8 Datos generados de la inyeccién de gas natural al fluido gas condensado a temperatura de
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Q)
\

30 T T v
e F|Uid O OFiginal :
5% CO2 ]
25 + 10% €02 :
15% CO2 d
= 20% CO2 T \
20 + 25% €02 /:—-_
(5]
] 30% €02 !
0] i —
L2 40% CO2 A '
T 15 ]
N
\\:\
L}
] \
\l

Volumen de liquido/Volumen total a la

P
——
£ 50% CO2 T
5 60% CO2 / — | \
8 10 L 70% CO2 Z A e sl N
s 80% CO2 ///
85% CO2 //'——\ \
5 |- ====Py=31638kgfom2 T
—— \
40 90 140 190 240 290 340 390 440

Presion [kg/cm?]
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Figura 5.11 Datos generados de la inyeccion de metanol al fluido gas condensado a temperatura de
yacimiento (177 °C).

1118 |



ANALISIS E INTERPRETACION DE LOS RESULTADOS CAPIiTULO V

30

L
e F|UidO OFiginal ]
© 5% CO2+CH30H |
L T 10% CO2+CH30H :
.g 15% CO2+CH30H
s 20% CO2+CH30H / \
g X 20 25% CO2+CH30H Z — T
58 30% CO2+CH30H / T
S 0) /
S8 40% CO2+CH30H / / —L \
3 15 i e — )
:g £ 50% CO2+CH30H 7 9_\ N\
5 S 60% CO2+CH30H ]
g G 70% CO2+CH30H %/ .
v 9 10 - ==
3 5 80% CO2+CH30H Z—Z—=~ |_—"
S 85% CO2+CH30H / —
g 5 | === Py=316.38 kg/cm2 / \
2 e Wi
0 - : I A

40 90 140 1

Yo}

0 240 290 340 390 440

Presidn [kg/cm?]
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CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

1)

2)

3)

4)

El comportamiento de fases de mezclas de hidrocarburos puede ser modelado de
manera satisfactoria utilizando la ecuacion de estado de Peng-Robinson con la
correccion del pardmetro de traslacion (S) y las reglas de mezclado presentadas por
Zudkevitch y Joffe, también conocidas como reglas de mezclado originales.

Se logré obtener un modelo de simulacién de comportamiento de fases satisfactorio
para el fluido muestreado, esto al reproducirse con buena exactitud las
observaciones experimentales PVT deseadas, agregando al modelo la confiabilidad
de esperarse resultados de simulacién apegados al comportamiento real, los cuales
fueron corroborados con estudios experimentales proporcionados por el IMP. Debe
tenerse en consideracion que la utilidad del modelo ajustado puede limitarse a los
rangos de presiones y temperaturas de las observaciones reproducidas, y que a muy
diferentes presiones y temperaturas el modelo puede no ser representativo del todo
del comportamiento real del fluido.

La fraccion C,, tiene especial sensibilidad en el comportamiento de fases de fluidos
gas condensado, y por lo tanto es de vital importancia caracterizarla correcta y mas
ampliamente; en razén de lo anterior, se recomienda entonces la obtencion de
datos TBP durante los analisis PVT para gas condensado. En ausencia de datos
experimentales, el método de Whitson ha sido utilizado ampliamente en la industria
petrolera para extender la composicidn de la fraccion pesada.

Los coeficientes de interaccion binaria (BIC) son los parametros que mas influencia
tienen sobre el comportamiento de fases de fluidos gas condensado, y son de los
parametros clave en el correcto modelado de las mezclas hidrocarburo-metanol,
para las cuales muestran una dependencia lineal con la temperatura. Los BIC
metanol-hidrocarburo son utilizados como variables de ajuste en la reproduccion de
datos experimentales, por lo que en ausencia de éstos, es deseable un modelo
matemadtico que permita estimar el valor de los BIC metanol-hidrocarburo vy
metanol-no hidrocarburo en la ecuacién de estado de Peng-Robinson; en la
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5)

6)

7)

8)

literatura consultada, no se hallaron modelos matematicos para este propdsito,
pero se considera que un aporte de un grupo “alcoholes” a los métodos de
contribuciones de grupo, como el modelo de PPR78 dependiente de la temperatura,
es de las alternativas mas atractivas para trabajos futuros.

Debido a la importancia de los BIC en el correcto modelado de las mezclas
hidrocarburo-metanol, se recomienda de manera general realizar experimentos de
abatimiento de presion en el laboratorio con metanol como componente inicial del
fluido de interés, para posteriormente calibrar la ecuacién de estado a utilizar
mediante el ajuste de estos coeficientes.

Los experimentos llevados a cabo en la mirilla de alta presién, reproducen mas la
parte del dafio al pozo en donde se tiene acumulacidon de condensados vy flujo del
fluido de inyeccién nuevo en contacto con los mismos, y a diferencia de las
simulaciones, estas pruebas de laboratorio representan un comportamiento
dindmico, ademas de exhibir el fluido contactado en la mirilla cambios
composicionales, esto al inyectarse un fluido puro (GN, CO, o N») y producirse otro
diferente, enriquecido con los componentes arrastrados. De lo anterior, se
recomienda la programacién de un algoritmo para simular el proceso que se
presenta en la mirilla, una herramienta que puede resultar de interés para los
estudios de comportamiento de fases.

El intercambio de masas de los ligeros del liquido a la fase vapor y de los pesados de
la fase vapor al liquido al inyectar gas natural, da lugar a que la variacion en la
composicion tanto del condensado retrogrado como del gas no sea cuantiosa,
haciendo mds lento el proceso de enriquecimiento en fracciones pesadas del
liquido, y pudiéndose arrastrar gran parte del condensado retrégrado en presencia
de cantidades suficientes de gas.

La eficiencia en la revaporizacién de liquido por la inyeccion de gas natural no se ve
mermada de manera importante por condensacién prematura, debido a que el
aumento en la presion de rocio es muy pequefo, disminuyendo ademds en

presencia de las cantidades adecuadas de gas.
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9)

10)

11)

12)

13)

El CO,, ademds de revaporizar metano e hidrocarburos intermedios, también
revaporiza componentes pesados de manera importante, y es el agente puro del
gue se requiere la menor concentracion en la mezcla de hidrocarburos para
revaporizar la totalidad del condensado retrégrado. De los agentes puros
inyectados, el dioxido de carbono requiere de la menor presidon de inyeccidn para
alcanzar miscibilidad por primer contacto en las zonas de mezcla gas de inyeccion-
condensado retrégrado.

La disminucidn en la presidn de rocio causada por la inyeccion de CO, proporciona
un margen de caida de presion valioso para presiones de yacimiento mayores o
iguales a la presion de rocio, tanto por la revaporizacion de liquido liberado, como
por la produccién en una fase a lo largo de la formacién.

La inyeccion de nitrégeno incrementa considerablemente la presién de rocio de la
mezcla, por lo tanto, la revaporizacion de liquido que se pudiera tener a presiones
de yacimiento mayores o iguales a la presion de rocio, se verd afectada de manera
importante por la condensacién prematura de liquido in-situ al mezclarse con el gas
condensado.

A diferencia del resto de los agentes examinados, la mezcla de CO,+CH30H puede
proporcionar un proceso miscible de primer contacto a las condiciones de maxima
saturacion de liquido y en las zonas de interaccion fluido inyectado-condensado
retrogrado; la relacion dptima encontrada en este trabajo para lograr este proceso,
asi como para convertir la totalidad de liquido retrégrado a vapor con la menor
concentracion del fluido inyectado, es un agente compuesto por 80% mol de CO, y
20% mol de CH3OH. Esta relacidon requiere ser comprobada con estudios de
laboratorio, sin embargo, los resultados experimentales obtenidos por el IMP,
refuerzan el hecho de que debe existir una relacién éptima de inyeccion.

Los datos obtenidos de simular la adicién de metanol al fluido gas condensado
seleccionado como caso base, contrastan con el comportamiento experimental
reportado por Ayyalasomayajula et al. (2002) y Bang et al. (2006), que sefialan que la
adicion de metanol aumenta la presidon de rocio desde concentraciones iniciales.
Esta diferencia en comportamiento puede deberse a la naturaleza de los fluidos gas
condensado utilizados en esos experimentos, debido a que poseen contenidos de
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14)

liquido de aprox. 32 y 42 BPMM respectivamente, lo que los coloca en la categoria
de gas condensado con riqueza pobre. Por el contrario, el gas condensado utilizado
en las simulaciones de este trabajo posee un contendido liquido de aprox. 190
BPMM, un gas condensado con riqueza media de acuerdo a la clasificacién de Rojas,
G. (2003), o un gas condensado rico de acuerdo a la clasificacion de Fan et al. (2006).
Las simulaciones sugieren ademas que, para presiones de yacimiento por debajo de
la presion de rocio, existe un rango de presiones para las cuales la interaccién del
metanol con el fluido de yacimiento causa sélo un aumento en la saturacion de
liguido, sin llegar a la revaporizacion. Para diferentes relaciones CO,/CH30OH de
inyeccidn, hasta una relaciéon 50-50% mol, los datos obtenidos indican que entre
mayor sea la proporcion de metanol en el fluido inyectado, se requiere de una
menor concentracion de este ultimo para transformar la fase liquida a vapor, sin
embargo, se percibe también que mientras la cantidad del fluido agregado a la
mezcla esté por debajo de concentraciones que van de 27 a 30% mol aprox., el
volumen de liquido se incrementara (en comparacién con el volumen de liquido que
se tendria a la misma concentracidon con la inyecciéon de CO,) conforme lo haga
también la proporcion de metanol en el fluido agregado. Los resultados arrojados de
estas simulaciones dan lugar al interés en profundizar con estudios de laboratorio en
el comportamiento de fases de la mezcla entre metanol y el fluido gas condensado
utilizado; sin embargo, al utilizarse una ecuacién de estado ajustada para gas
condensado, se esperaria una consistencia entre los resultados experimentales y los
de la simulacién, en razéon de que al utilizar esta ecuacién de estado en las
simulaciones con liquido (para las cuales no fue calibrada) se obtuvo una relacién

satisfactoria con el comportamiento real observado en los experimentos.

Desde el punto de vista del comportamiento de fases; la baja capacidad del
nitrégeno para revaporizar componentes pesados, asi como su baja miscibilidad en
el condensado, hacen del nitrégeno el agente menos atractivo para la
revaporizacion de liquido bajo las mismas condiciones de inyeccion. Por el contrario,
la posibilidad de un proceso miscible al primer contacto con el condensado
retrogrado, la menor concentracion requerida para revaporizar la totalidad del
mismo, asi como la mayor reduccion en la presion de rocio, hacen de la inyeccidn de
un agente compuesto por 80% mol de CO, y 20% mol de CH3;0OH el tratamiento mds
atractivo. Adicionalmente, y con la finalidad de disminuir el riesgo de provocar un
dafio mayor a la formacidn, es necesario llevar a cabo pruebas de compatibilidad de
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fluidos y de desplazamiento a nivel de laboratorio, empleando roca y fluidos de la
formacion.

15) Evidentemente en el punto anterior no se consideran una variedad de factores
importantes, como por ejemplo el alto costo del CO, cuando no se dispone de
fuentes de suministro capaces de proporcionar la cantidad necesaria del mismo, la
inversién adicional necesaria para separar a los hidrocarburos producidos de los
agentes inyectados como el nitrégeno y metanol, el retraso en las ventas de gas
producto de la inyeccidon de gas natural, entre otros. Por lo que la seleccién del
agente a inyectar dependera de un equilibrio entre la disponibilidad del mismo, la
economia del proyecto y las condiciones del yacimiento.
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METODO DE WHITSON

Es comunmente asumido que existe una relacidn entre la fraccion molar y el peso
molecular o nimero de carbonos. Tal relacién es llamada distribucion molar, y puede ser
modelada con una funcidon exponencial sencilla para dividir la fraccion C,, en
pseudocomponentes. Una suposicién inherente en estos métodos es que las fracciones
molares C,, decrecen exponencialmente. Un enfoque mads general para generar la
distribucién molar es utilizar una funcion de densidad de probabilidad tal como la funcion
gamma de tres pardmetros propuesta por Whitson en 1983. Esto requiere un
procedimiento para discretizar la distribucién continua en un numero de
pseudocomponentes fijos.

Un procedimiento para extender la fraccién C,, se puede asumir de la manera
siguiente:

1) Seleccionar el modelo de distribucion molar que define Unicamente una relacion
entre la fraccién molar y el peso molecular.

2) Especificar el numero de pseudocomponentes en los que la fracciéon C,, serd
dividida.

3) Aplicar el modelo de distribucién molar para determinar la fraccién molar y el peso
molecular de cada pseudocomponente.

Ciertas restricciones estdn presentes en el procedimiento de extension. Por ejemplo,
las propiedades combinadas de los pseudocomponentes deben resultar en las
propiedades conocidas de la fraccion C,, global.

Para los datos de la fraccidn C,, estas restricciones se pueden expresar como:

X7p = zn: X; (58)

M, =—"—— = (59)
X7+
donde M; y x; representan el peso molecular y la fraccion molar del pseudocomponente i

respectivamente, y n denota el nimero de pseudocomponentes.
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Modelo de distribucion exponencial

Whitson (1987) dio un conjunto de ecuaciones para una distribucion exponencial que
pueden ser resueltas explicitamente:

x; = x; exp[b(i —7)] (60)
M; =14i +c (61)
b =In(1-x,) (62)
Xy = ﬁ (63)

donde x; es la fraccion mol del pseudocomponente i y x, es la fraccién mol de heptano; ¢
es un pardmetro que indica el tipo molecular promedio, esto es ¢ = 2 para parafinas, ¢ =0
para naftas, y ¢ = -6 para aromaticos.

Una representacion alternativa de este modelo de distribucién molar se obtiene al
combinar las ecuaciones 61 y 63 con la ecuacion 62 para expresar x; como una funcion
discreta de M;,

(64)

b(Ml - C)
14 7]

Xi = Xy exp[

Para un numero de carbono especifico i, la fraccion molar y el peso molecular se
obtienen entonces con las ecuaciones 64 y 61 respectivamente.

Las ecuaciones 58 y 59 se cumpliran si n se elige lo suficientemente grande (por
ejemplo n = 1000). Cuando la extensién se lleva a cabo hasta n-1 pseudocomponentes, la
fraccién molar y el peso molecular del pseudocomponente remanente, n+, se obtienen
de:

e =1- ) % (65)
=7
y
M, — ?=—71 x;M;
M., = 66
n+ 1 _ Z?_—71 xl ( )
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Modelo de densidad de probabilidad gamma

Este método se fundamenta en el uso de la funcién de densidad de probabilidad gamma
de tres pardmetros para representar la relacién entre la fraccién molar y el peso molecular
de la fraccién C;,. El modelo probabilistico como una funcidn del peso molecular se
representa por la siguiente ecuacién:

(M — n)“_lexp (_(Mﬁ_ 77))

P(M) = ﬂ“F(a) (67)
con,

My, —
p=—tt1 (68)

a

donde P(M) es la funcion de densidad de probabilidad; M el peso molecular como
variable independiente; 1 el minimo peso molecular con una probabilidad de ocurrencia
diferente de cero, representa el peso molecular mas bajo de la fraccion C, . ; a representa
una medida de la forma de la distribucién; M,,, es el peso molecular de la fraccidn pesada;
y I'(a) es la funcién gamma evaluada en a.

La funcién gamma puede ser estimada como:

8
F(k+1)=1+2aiki sii 0<k<1 (69)
i=1

I'(k+1) = k['(k) st k>1 (70)
Los coeficientes a; hasta ag toman los siguientes valores:

= qa,=-0.577191652
= a,= 0.988205891
= a3 =-0.897056937

= a,= 0.918206857
» g =-0.756704078
= g, = 0.482199394
= g,=-0.193527818
= gg= 0.035868343
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Con este modelo la distribucion acumulada desde n hasta un peso molecular M,; se

obtiene de:
) ot yoH
P(My) =e yZF(a+—j+1) (71)
j=0

con,

Y= (Mbiﬁ— ) 72)
La fraccién molar del corte limitado por los puntos M,; y My;_; viene dada por:

x; = P(Mp;) — P(Mp;—1) (73)
El peso molecular se expresa como:

M=+ L () = P ) 74)

donde P*(M,;) se evaliaenI'(a + 1).

Una de las principales ventajas de este modelo es la versatilidad que tiene respecto
a la forma de la distribucidn, ya que se puede adaptar a diferentes formas de distribucion
tipicas de los fluidos de yacimiento. El pardmetro a se relaciona con la forma de la
distribucidén, y se encuentra en la mayoria de las veces dentro de un rango de 0.5 a 2.5
para los fluidos de yacimiento, siendo el valor de a = 1 el correspondiente a la forma
exponencial. El parametro n puede ser fisicamente interpretado como el minimo peso
molecular encontrado en la distribucion.

En la literatura se conoce que la distribuciéon de peso molecular de petréleos
voldtiles y condensados es de naturaleza exponencial, por lo que si no se dispone de
informacidén para estimar el parametro a, el valor supuesto debe ser 1. Para el parametro
7 el valor debe estar entre 86 y 100, los pesos moleculares del nC¢ y nC; respectivamente
en el caso de que la fraccion pesada sea (-, ; se puede tratar también como un parametro
de ajuste, o suponerse con un valor medio de 90 en ausencia de datos experimentales.

De manera general, Whitson recomienda:

n=14n—-6 (75)

donde n es el primer pseudocomponente en la fraccion pesada, por ejemplo 7.
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En un estudio Bherens y Sandler en el aiflo de 1986, propusieron el uso del método
de integracion por cuadratura gaussiana para realizar la separacion en fracciones a partir
de un modelo de distribucién continuo. Los autores mostraron como la evaluacion
numérica de la integral de la funcidn de distribucion de peso molecular puede ser
estimada como una sumatoria, donde cada uno de los elementos de esta sumatoria puede
ser asociado a una fraccion o pseudocomponente. Este método fue utilizado por Whitson
et al. (1988), adicionando el principio de cuadratura gaussiana a la funcion gamma de tres
pardmetros, para establecer el método que se conoce actualmente como el método de
Whitson.

Con este método se puede discretizar a la distribucidn continua de la fraccién C,, en
un nimero determinado de pseudocomponentes.

La informacidn de la que se dispone en la mayoria de los casos se enlista enseguida.

= Fraccion molar de la fraccion pesada (x,, )
= Peso molecular de la fraccién pesada (M-,)
= Gravedad especifica de la fraccion pesada (y-..)

Con estas propiedades del fluido se puede aplicar el método de Whitson de la
manera siguiente:

1) Se fija un numero de fracciones (n) a dividir la fraccion C,, y se obtienen los
valores A; y W; correspondientes al método de integracion por cuadratura
gaussiana. Los valores de n = 2 hasta n =5 se muestran en la tabla A.

2) Se especifican los valores para 7 y a. Si no se obtienen valores experimentales, los
valores recomendados sonn =90y a = 1.

3) Se especifica el peso molecular mas pesado, que corresponde a la ultima fraccién.

El valor recomendado es:

M, = 2.5M,, (76)
4) Se calcula el término:
Mn -7
P —— 77
g A, (77)
5) Se calcula el parametro § mediante la siguiente ecuacién:
6 =exp (— — 1) (78)
M;, —n

6) Se calcula la fraccion molar x; y el peso molecular M; para cada fraccién con las
siguientes ecuaciones:

x; = X7, [Wif (4))] (79)
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7)

8)

M; =n+ B A; (80)
CAFH (L + nb)”
f4) = @) S (81)

Se calcula el peso molecular de la fraccion pesada C;, a partir de los valores

obtenidos para cada fraccién resultante, con la ecuacion siguiente:
n

M7 caicutado = Z x; M; (82)
i=1

Se compara el valor obtenido para M;,caicuiado €ON €l obtenido de manera

experimental (M,,). Si el valor calculado es ligeramente menor que el valor

experimental, se reduce el valor de § y se repiten los pasos 6 y 7 hasta que la

diferencia entre estos dos valores sea despreciable. De esta manera se obtienen un

numero de n fracciones y sus pesos moleculares correspondientes.

Para caracterizar varias muestras simultdaneamente se debe seguir este

procedimiento para cada una de ellas, manteniendo los valores de M,, (peso molecular de

la dltima fraccion), y los pardmetros 1 y f iguales para cada una. Este tratamiento da

como resultado las fracciones con las mismas caracteristicas (pesos moleculares) para

cada muestra con diferente fraccion molar.

. i 1 2 3 4 5

, A, 0.05857864 | 3.41421356
W, | 0.85355339 | 0.14644661
A, 0.41577455 | 2.29428036 | 6.28994508

3 W, | 0.71109300 | 0.27851773 | 0.01038925

. A, 0.32254769 | 0.35741869 | 0.03888791 | 9.39507091
W, | 0.60315410 | 0.35741869 | 0.03888791 | 0.00053929

) A, 0.26356046 | 1.41340345 | 3.59642654 | 7.08581064 | 12.64080150
W, | 0.52175561 | 0.39866681 | 0.07594245 | 0.00361176 | 0.00002337

Tabla A Valores A; y W; del método de integracidn por cuadratura gaussiana para n desde 2 hasta 5.
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NOMENCLATURA

NOMENCLATURA

ADD

krcond

MP

PM
Prepulsién
Proc

|

Py

4

qo

R

RGA
RGC

Rgsp

S ccond

Desviacion promedio absoluta
Coeficiente(s) de interaccién binaria
Factor de volumen del aceite

Factor de volumen del aceite por separacion diferencial
Factor de volumen del aceite a la presién de burbuja
Factor de volumen total

Factor de merma del aceite
Capacidad de flujo

Permeabilidad relativa al gas
Permeabilidad relativa al condensado
Masa molar

Masa

Presién minima de miscibilidad
Numero capilar

Presion

Presién de atraccion

Presidn de burbuja

Presidn critica

Presidn inicial del yacimiento

Peso molecular

Presidn de repulsién

Presién de rocio

Presidn de saturacion

Presion de fondo fluyendo

Gasto de produccion de gas

Gasto de produccidn de aceite
Constante universal de los gases
Relacion gas-aceite

Relacion gas-condensado

Relacién de solubilidad

Relacién gas en solucién a la presidn de burbuja
Parametro de traslacién

Saturacion critica de condensado
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S cond

%)
a
=

(%)
Q

%)
=

a

N NN
=

=

ﬂ
<

<

YaprI

ij

pTOC

1132 |

Saturacion de condensado

Saturacion critica de agua

Saturacion de gas

Saturacion de agua

Temperatura

Temperatura critica

Temperatura cricondenterma

Temperatura reducida

Temperatura de yacimiento

Volumen

Volumen molar

Volumen molar corregido

Volumen total de gas removido de los separadores
Volumen de aceite remanente

Volumen molar

Volumen de aceite a condiciones de tanque de almacenamiento
Volumen relativo

Volumen a la presidén de saturacién

Volumen de aceite residual

Volume shift parameter (pardmetro de traslacién)
Volumen total de hidrocarburos

Fraccién molar del componente i

Factor de compresibilidad

Factor de compresibilidad critico

Factor de compresibilidad de la fase liquida
Factor de compresibilidad de Rackett

Factor de compresibilidad de la fase vapor

Factor de turbulencia

Densidad API

Coeficiente de interaccidn binaria entre los componentes iy j
Densidad del fluido

Densidad del fluido a la presion de rocio

Factor acéntrico de Pitzer
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