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RESUMEN

RESUMEN

Uno de los principales retos que actualmente existen en la Industria Petrolera a nivel
mundial, especificamente en vyacimientos naturalmente fracturados, es la
implementacién de los procesos de recuperacion mejorada exitosos. Desde el punto
de vista técnico, los métodos térmicos y/o quimicos representan una gran oportunidad
para mejorar la transferencia de masa y calor en un sistema matriz-fractura.

Para demostrar esta viabilidad es necesario desarrollar procesos que combinan las
ventajas de usar vapor y/o fluidos calientes junto con productos quimicos
multifuncionales de elevado rendimiento, que en conjunto sean capaces de controlar
la canalizacion de fluidos y alterar favorablemente la mojabilidad de las rocas
carbonatadas en condiciones elevadas de temperatura y salinidad.

El objetivo del presente trabajo es poner a prueba a escala de laboratorio la posibilidad
de combinar los beneficios de la aplicacion de un método quimico asistido por uno
térmico, en presencia de salmuera de alta salinidad y alta temperatura.

A través de experimentos de imbibicion espontdnea sencillos a condiciones de
laboratorio en muestras de rocas de carbonatos, se evaluaron los mecanismos de
recuperacion de aceite pesado en el proceso térmico (reduccién de la viscosidad) y en
el quimico (cambio de mojabilidad).

Los experimentos se llevaron a cabo a tres temperaturas diferentes (50°C, 70°C y
100°C) con tres quimicos modificadores de la mojabilidad a tres concentraciones
diferentes (0.05%, 0.1% y 0.2%). Con el fin de evaluar el comportamiento de la
recuperacion de aceite pesado de las 27 posibilidades generadas y teniendo como caso
base experimentos de imbibicién sin presencia de quimicos sometidos a las mismas
temperaturas.

Finalmente, se observé que la combinacion de un método térmico con uno quimico
tiene un efecto significativo en la recuperacién de aceite pesado por imbibicion, en el
cambio de mojabilidad y en la reduccion de la viscosidad; dado que los experimentos
en presencia de quimicos modificadores de la mojabilidad mostraron que a mayor
temperatura se presenta mayor recuperacion de aceite pesado.
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ABSTRACT

ABSTRACT

One of the major challenges that currently exist in the global oil industry, specifically in
naturally fractured reservoirs, is to implement successful enhanced oil recovery
processes. From the technical point of view, thermal methods and/or chemicals
represent a big opportunity to enhanced the mass and heat transfer in a matrix-
fracture system.

To demonstrate this viability is necessary to develop processes that combine the
benefits of using steam and/or hot fluids coupled with high performance
multifunctional chemicals which together are capable to control the channeling of
fluids and favorably alter the wettability of carbonate rocks in elevated conditions of
temperature and salinity.

The objective of the project is to test at laboratory scale the feasibility of combining
the benefits of applying a chemical method assisted with a thermal one, in the
presence of high salinity brine and high temperature.

Through simple imbibition experiments at laboratory conditions in carbonate rock
samples, the heavy oil recovery mechanisms in thermal (viscosity reduction) and
chemical (change of wettability) processes will be evaluated.

The experiments will be carried at three different temperatures (50°C, 70°C and 100°C)
with three chemical modifiers wettability to three different concentrations (0.05%,
0.1% and 0.2%). In order to evaluate the behavior of the heavy oil recovery from the
27 possibilities generated and having imbibition experiments as base case without the
presence of chemicals subject to the same temperatures.

Finally, it was observed that the combination of thermal and chemical methods has a
significant effect on the recovery of heavy oil by imbibition, wettability changes, and
viscosity reduction, given that the experiments in presence of chemicals showed that
at higher temperature increases the recovery of heavy oil.




CAPITULO 1

1. INTRODUCCION

1.1. PANORAMA DE LOS HIDROCARBUROS

De acuerdo con la Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH, 2012) y con base en los
estudios de la Agencia Internacional de Energia (AIE, 2005), estiman que la demanda
mundial de energia continuard dependiendo principalmente de los hidrocarburos
(crudo y gas). De acuerdo con los prondsticos al afio 2030, los hidrocarburos
contribuirdn aproximadamente con el 60 por ciento de la demanda total; entre estos,
el petrdéleo crudo contribuird con el 35 por ciento y registrard un crecimiento anual del
1.6 por ciento como se observa en la Figura 1.1.

Mtoe 7,000
6,000 J
Aceite
5,000
4,000 Gas
3,000
2,000 J
,/ Otro
1,000
_—__——-—‘—’— Nuclear
0 Hidroeléctrica
1970 1980 1990 2000 2010 2020 2030

Figura 1.1 Demanda mundial de energia con el tiempo (CNH, 2012).
Mtoe (Megatonne de aceite equivalente) =1, 000, 000 tonne de aceite equivalente. (Un tonne es una unidad que
representa la energia generada por la combustion de una tonelada métrica de aceite o 7.4 barriles de aceite,
equivalente a 1.000x10™ cal (Calorias) =41.87 GJ (Giga Joules)).

Una proyeccién realizada por la misma agencia muestra que la produccién mundial de
petrdleo crudo serd superior a los 100 millones de barriles por dia para el afio 2030,
como se muestra en la Figura 1.2, observandose también la contribucion de las
diferentes fuentes a la produccion mundial de aceite.
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Millones de barriles diarios
=Y

25
0
1971 1980 1990 2000 2010 2020 2030
Afios
® Desarrollo de nuevos descubrimientos ® Desarrollo de reservas existentes
@ Petrdleo no convencional ® (apacidades existentes

@ Recuperacion mejorada de petrdleo

Figura 1.2 Produccion mundial de aceite por tipo de fuente, en millones de barriles por dia. (CNH, 2012).

Una de las conclusiones mas relevantes de este andlisis es que la produccion
proveniente de recursos convencionales presenta una tendencia a declinar, a pesar del
desarrollo acelerado de las reservas existentes, por lo que deja clara la importancia de
la incorporacion de recursos no-convencionales y nuevos descubrimientos, asi como
de la aportacién de la recuperacién mejorada a la aportacion mundial.

En el futuro, una fraccién importante de la produccion mundial de petréleo crudo
provendra de recursos no-convencionales, como son el aceite pesado, bitumen, aceite
de aguas profundas, gases convertidos a liquidos por procesos de refineria y rocas
lutitas impregnadas con aceite o gas (shale oil o shale gas), entre otros.

1.2. RECUPERACION MEJORADA (EOR)

La recuperacién primaria y secundaria (recuperacién convencional) se dirige a aceite
movil en el yacimiento y la recuperacién terciaria o EOR (por sus siglas en inglés,
Enhanced Oil Recovery) se dirige a aceite inmovil (el aceite que no se puede producir
debido a la capilaridad y a las fuerzas viscosas). Los métodos de recuperacion primaria,
secundaria y terciaria siguen una progresion natural de produccién de aceite desde el
inicio hasta un punto donde ya no es econdmico para producir desde el yacimiento, en
la Figura 1.3 se muestra un esquema de los métodos de recuperacion.
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Recuperacion Recuperacion de
Primaria Aceite

Sistemas Generalmente
Flujo Natural o menos de 30%
Artificiales
Recuperacién
Secundaria

1 30% -50%
Inyeccion de Mantenimiento
Agua de Presion

Recuperacion
Avanzada (IOR)

Recuperacién >50% hasta 80+%

Terciaria

1
||
Quimicos

|
Térmicos Inyeccion de Gas

I— -Vapor -CO2 I— -Alcali -Microbiano
-Agua Caliente -Hidrocarburo -Surfactante -Acustico

Recuperacién

&
<
«“———— Mejorada (EOR)

-Combustion -Nitrégeno -Polimero -Electromagnético

Figura 1.3 Esquema de los métodos de recuperacion (Modificada de Kokal y Al-kaabi, 2010).

La recuperaciéon mejorada se refiere a la recuperacién de aceite obtenida al inyectar
materiales que normalmente no estdn presentes en el yacimiento, o materiales que
comunmente estan en el yacimiento pero que son inyectados a condiciones especificas
con el fin de alterar considerablemente el comportamiento fisico-quimico de los
fluidos del yacimiento (Lake, Larry W; 1989). Esta definicién abarca todos los modos de
procesos de recuperacidon (desplazamientos, remojo e intervenciones a pozo), y
considera muchas sustancias para la recuperacién de aceite. Es importante seialar que
los métodos de EOR no se restringen a métodos de una etapa de produccién dada
(primaria, secundaria o terciaria).

La recuperacién, especialmente la recuperacién mejorada, estd estrechamente
relacionada con el precio del petréleo y la economia en general. En promedio, el factor
de recuperacién en todo el mundo a partir de los métodos de recuperacién
convencionales (primaria y secundaria) es de aproximadamente un tercio de lo que
estaba originalmente presente en el yacimiento.




CAPITULO 1

Esto implica que el objetivo para la recuperacién mejorada es sustancial (2/3 del
recurso base), es decir, se debe mejorar el factor de recuperacién, lo que se puede
lograr mediante la implementacién de tecnologias avanzadas.

Estos métodos de recuperacion permiten extraer voliumenes 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 recuperacién ha superado el 70 por ciento del volumen
original in situ.

La recuperacién avanzada o IOR (por sus siglas en inglés, Improve Oil Recovery) 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 la movilidad; asi como practicas de caracterizacion vy
administracion avanzada de yacimientos.

1.3. METODOS DE RECUPERACION MEJORADA

Los métodos de recuperacion mejorada son clasificados por los principales
mecanismos de desplazamiento de aceite. Realmente, existen solo tres mecanismos
basicos para la recuperacién de aceite de la roca. Los métodos se agrupan con base en:
(a) La reduccidon de la viscosidad del aceite, (b) La extracciéon del aceite con un
solvente, y (c) La alteracion de la capilaridad y fuerzas viscosas entre el aceite, el fluido
inyectado y la superficie de la roca. Los métodos de recuperacion mejorada estdn
clasificados dentro de las siguientes categorias: térmicos, inyeccidén de gases, quimicos,
inteligentes, hibridos y otros.

1.3.1. METODOS TERMICOS

Estos métodos comunmente se aplican a yacimientos de aceites pesados de alta
viscosidad, los cuales tienen densidades menores a 20°API y viscosidades entre 200-
2000 cP, aproximadamente, e implican la introduccion de energia térmica o de calor
dentro del yacimiento para elevar la temperatura del aceite y reducir su viscosidad. La
inyeccion de vapor (o agua caliente) y la combustién in-situ son los métodos de
recuperacion térmica mds populares. Los tres métodos comunes que involucran la
inyeccion de vapor son la estimulacion de vapor ciclica (huff and puff), inundacion de
vapor e inyeccién de vapor asistida por gravedad (SAGD). La combustion in-situ
involucra la inyeccién de aire, donde el aceite es encendido, generando calor
internamente y también produce gases de combustidn, que mejoran la recuperacion.
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1.3.2. METODOS DE INYECCION DE GASES

Estos métodos tienen por objetivo incrementar el nimero capilar o favorecer el drene
gravitacional. Esto significa que la tensién interfacial entre el fluido inyectado y el
aceite se reduce. Estos métodos recuperan aceite por transferencia de masa. La
inyeccion de gas, especialmente el CO,, es otro método popular en recuperacién
mejorada y es aplicable en yacimientos de aceite ligero, tanto en carbonatos y
areniscas. Por dos razones: incrementa la recuperaciéon de aceite a través de la
miscibilidad y a su vez se elimina un gas de efecto invernadero. El gas hidrocarburo
también es un excelente solvente para yacimientos de aceite ligero, si esta disponible.
En lugares donde no puede ser monetizado (no hay mercado local) puede ser
inyectado en un yacimiento de aceite como método de recuperacién mejorada. Otros
gases que pueden ser inyectados son el nitrégeno (N,) y gases de combustion (mezcla
de CO, y otros gases de combustion). Los retos actuales en la inyeccion de gas como
método de recuperacion mejorada son evitar la canalizaciéon, y el mas importante, la
disponibilidad de una fuente de gas de bajo costo.

1.3.3. METODOS QUIMICOS

En la recuperacién mejorada quimica o inyeccidon de quimicos, el objetivo principal es
recuperar mas aceite por uno de lo siguiente procesos o una combinacion de ellos: (1)
control de la movilidad mediante la adicion de polimeros para reducir la movilidad del
agua inyectada, (2) reduccion de la tensién interfacial (IFT) mediante el uso de
surfactantes, y/o alcalis y (3) el cambio en la mojabilidad de la roca. La inyeccién de
guimicos es mas compleja y, por lo tanto, tiene un mayor grado de incertidumbre,
pero si la formulacidn del quimico es apropiadamente disenada y controlada para las
condiciones de flujo en el yacimiento, los quimicos pueden tener un alto potencial para
alcanzar excelentes recuperaciones de aceite.

1.3.4. METODOS INTELIGENTES

Estos métodos hacen referencia a la inyeccidn de agua inteligente o Smartflooding. Se
describen como un rubro independiente debido al gran auge que estos métodos
actualmente tienen en la industria debido a los resultados prometedores. También se
le conoce como inyeccidn de salmuera de baja salinidad. La modificacion de la quimica
del agua inyectada conlleva a un comportamiento de mojabilidad optimizado. En este
proceso se trata de disminuir la fuerza idnica del agua.
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1.3.5. METODOS HIiBRIDOS

Se le llama a la nueva generacién de técnicas que proviene de la combinacion de varias
a fin de hacer el proceso general mas eficiente y se minimice la retencién o pérdida de
quimicos. Algunos de estos métodos son: inyeccion de salmuera de baja salinidad con
surfactantes, inyeccion de agua alternada con inyeccién de gas (WAG), inyeccion ciclica
de CO, e Inyeccidon de polimero-surfactante-alcali (ASP).

1.3.6. OTROS

Se trata de métodos que no entran en ninguna de las clasificaciones anteriores, y en
este campo entra la inyeccién microbiana, que consiste en inyectar una solucién de
microorganismos y nutrientes. Los microorganismos son utilizados para producir
quimicos, llamados metabolitos, que mejoran la recuperacién de aceite. En este
método se reduce la viscosidad por la produccion de gas o degradacién de
hidrocarburos saturados de largas cadenas; se mejora la permeabilidad absoluta de la
roca debido a la generacién de acidos que disuelven la matriz de la roca; se reduce la
viscosidad del aceite por biosurfactantes; se crea taponamiento selectivo por
microorganismos y biopolimeros; se incrementa la viscosidad del agua debido a los
biopolimeros.

1.4. ESTADO ACTUAL DE LOS METODOS DE RECUPERACION
MEJORADA

Segun la Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH), un estudio detallado a partir de
fuentes de literatura, reportes de empresas y de bases de datos internacionales,
permitio identificar tendencias importantes en diferentes métodos, combinacién de
tecnologias, asi como las tendencias en Estados Unidos en el uso de los mismos. Un
resumen de dicho estudio sefala lo siguiente:

é Los métodos quimicos aun no contribuyen de manera importante a la
produccién de crudo a nivel mundial. Sin embargo, existe un crecimiento
importante en el nimero de evaluaciones y pruebas piloto que sugieren que
estos métodos estan mostrando una tendencia creciente en los ultimos afos.
Un drea con reciente auge es la combinacidon de tecnologias de inyeccién de
geles o espumas (conformance) con la inyeccion de sistemas de geles
coloidales, agentes modificadores de mojabilidad (en yacimientos
carbonatados) o sistemas Alacali-Surfactante-Polimero o Surfactante-Polimero
(ASP o SP).
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é En yacimientos de areniscas dominan los procesos térmicos y quimicos;
mientras que en formaciones carbonatadas o dolomiticas dominan los procesos
de inyeccion de gases, especialmente la inyeccién de CO2 (continua o en
esquemas de inyeccidn alternada con agua o WAG, Water-Alterning-Gas).

é Los métodos térmicos siguen siendo los procesos establecidos para yacimientos
de crudos pesados y extra-pesados.

é AuUn cuando la inyeccién de CO, ha despertado gran interés como método de
recuperacién mejorada y que existen posibilidades de generar ingresos por
almacenamiento de emisiones, su uso como método de EOR se justifica solo si
existen fuentes cercanas de este gas y pueda generarse a costos razonables
debido a que los altos costos de captura, separacién y transporte de CO,,
unidos a la falta de regulaciones claras y especificas de cada pais, estado o
region, hacen dificil justificar técnica y econdmicamente este tipo de proyectos.

é Los dos métodos de recuperacidén mejorada mas populares son: los térmicos
(vapor) y la inyeccién de gas miscible, que son tecnologias maduras. En los
métodos quimicos, la inyeccion de polimeros estd alcanzando un estatus
comercial como se observa en la Figura 1.4. La inyeccidn de gas &cido, la
combustién in-situ (incluyendo el mas nuevo: la inyeccion de aire de alta
presién, HPAI) y la combinacién de inyeccion de quimicos se encuentran
todavia en la etapa de desarrollo tecnoldgico. Algunas tecnologias nuevas,
como los métodos microbianos, hibridos y otros estan en fase de investigacién
y desarrollo (Kokal y Al-kaabi, 2010).

Vapor
S ,
0 o Inyeccion de
0 Inyecci()r_w de Agua O Gas
g Inteligente = SAGD
9]
ﬂ Piloto PolRnera Comercial
2
©
|
L
: @
g Hibnd >
rido
s o
' Surfactante
Espuma . _
Investigacion Combqshon .
y Desarrollo HPAI In-sity Microbiano Riesgos
Madurez

Figura 1.4 Madurez y desarrollo de los métodos de recuperacion mejorada (Kokal y Al-kaabi, 2010).
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1.5. GENERALIDADES DE UN METODO QUIMICO: INYECCION DE
SURFACTANTES

El objetivo principal de este método es disminuir la tensién interfacial entre el crudo y
el agua para desplazar volimenes discontinuos de crudo atrapado, generalmente
después de procesos de recuperacion por inyeccidén de agua.

Este método consiste en un proceso de inyeccion de multiples baches, incluyendo la
inyeccion de agentes quimicos con actividad superficial (surfactantes) en el agua.
Dichos aditivos quimicos reducen las fuerzas capilares que atrapan el crudo en los
poros de la roca de formacién. El tapdn de surfactante desplaza la mayoria del crudo
del volumen contactado del yacimiento, formando un banco fluyente de agua/petréleo
gue se propaga delante del bache o tapdn de surfactante, como se muestra en la
Figura 1.5.La tensién interfacial se debe mantener en el frente de desplazamiento para
evitar que el aceite movilizado sea re-atrapado. Asimismo, la retencién del surfactante
debe ser baja. La temperatura, asi como la salinidad son factores muy importantes que
se deben considerar.
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Figura 1.5 Esquema de inyeccidn de quimicos (CNH, 2012).
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1.5.1. SURFACTANTES

Los surfactantes son agentes quimicos "activos en superficie" (su nombre es un
acronimo inglés: "surfactant”, de surface, superficie; active, activo, y -ant, -ante). Los
surfactantes son generalmente compuestos organicos anfifilicos que modifican las
propiedades fisicas de una superficie o interfase, reduciendo su tension superficial, por
lo que también se le conoce como tensoactivo.

La cabeza del anfifilo es |la parte hidrofilica y define el tipo de surfactante que puede
ser, tal como se presenta en la Figura 1.6:

& No idnica (sin carga) en los surfactantes no iénicos.
é Idnica:

» Con carga negativa, en surfactantes anidnicos.
Con carga positiva, en surfactantes catidnicos.

> Con carga tanto positiva como negativa, en surfactantes zwitteridnicos o
anféteros (anfotéricos).

Y

Hidrofilica Hidrofobica

No- Idnico O\/\/
-
Catidnico
§ Anionico
=
8| < O\/\/
Zwitterionico
o
Anfotéro
N

Figura 1.6 Esquema de como se define el tipo de surfactante.
La cola de los surfactantes es la parte hidrofébica y puede ser:

é Una cadena hidrocarbonada (por ejemplo hidrocarburos aromaticos, alcanos,
alquenos, cicloalcanos).

é Una cadena alquil éter:

» Etoxi
» Propoxi
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& Una cadena fluorocarbonada.
& Una cadena de siloxano.

Los surfactantes también se pueden definir como moléculas asimétricas que poseen
dos regiones, una cadena larga no polar y una extremidad polar. Esta estructura
molecular le permite presentar ciertas caracteristicas:

é Son compuestos que contienen grupos con solubilidad opuesta, por un lado
una cadena hidrocarbonada soluble en disolventes no polares, normalmente
llamado grupo liofdbico (hidrofébico) y del lado opuesto un grupo funcional
gue tiene una atraccién fuerte hacia disolventes polares, este grupo es llamado
liofilico (hidrofilico).

é Son solubles en un sistema liquido de por lo menos una fase.

é Cuando la concentracidon del surfactante en la solucién excede cierto valor
llamado concentracion micelar critica (CMC), forman un agregado llamado
micela.

Las interacciones con especies polares son principalmente a través de la unién con
hidrégeno y fuerzas electrostaticas.

1.5.2. CLASIFICACION DE SURFACTANTES

Los surfactantes se pueden clasificar en funcién a la carga eléctrica que presenta la
parte superficialmente activa de sus moléculas y a sus propiedades fisicoquimicas:

1.5.2.1. Surfactantes No-I6nicos

Son aquellos que en soluciéon acuosa no forman iones, ya que su parte hidrofilica esta
formada por grupos polares no ionizados como:-OH,-SH,-O-R 6-COO-R. Una gran parte
de este tipo de surfactantes son alcoholes grasos o fenoles etoxilados.

Al no ionizarse en agua, no forman sales con los iones en solucién y son igualmente
efectivos en aguas blandas y duras. Tienen la ventaja de ser compatibles con la
mayoria de los productos quimicos. Se utilizan en farmacos y cosméticos y como
emulsificantes y solubilizantes en alimentos.

1.5.2.2. Surfactantes Catidonicos

Son aquellos que en disolucidn acuosa se disocian en una parte anfifila, constituida por
sales de amonio cuaternario o de alquilaminas con cadenas de 8-25 C, y un anidn,
generalmente CI, Br, OH 6 S0, Su principal aplicacion es en el tratamiento de
textiles como antisépticos y bactericidas y ocasionalmente como suavizantes de tipo
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enjuague. Entre los mas comunes estan el cloruro de benzalconio y el bromuro de
hexadecil trimetilamonio (HTAB).

1.5.2.3. Surfactantes Anidnicos

En estos casos, no existen grupos cargados en la parte hidrofilica, sin embargo, la
solubilidad en agua se deriva de grupos muy polares como los polioxietilenos o
polialcoholes.

1.5.2.4. Surfactantes Zwitterionicos

Son compuestos que presentan en su parte anfifila grupos anidnicos y catidnicos
simultdaneamente, constituida por una cadena alquilica lineal saturada de 12 =18 Cy un
nitrogeno cuaternario unido a un radical anidnico, por lo que son productos muy
estables tanto en sistemas acidos como en basicos.

Tienen la particularidad de que su comportamiento quimico cambia en funcién del pH
del medio en el que se encuentran: en medio bdsico son aniénicos, en medio acido
catidnicos y en medios neutros tienen forma intermedia hibrida. Este tipo de
surfactantes se emplea sélo en casos particulares debido a su alto costo. Se utilizan en
shampoos y algunos producen alto volumen de espuma. Ejemplos de ellos son los
aminodcidos, las betainas y los fosfolipidos.

Son compatibles con toda clase de surfactantes. En soluciones acuosas y neutras son
compatibles con los alcalinotérreos y otros iones metalicos (Al"*", Cr™™, Cu™, etc). A pH
bajos forman precipitados con los surfactantes anidnicos. Se utilizan como
bactericidas, y como inhibidores de la corrosion.

1.6. CONCEPTOS BASICOS
1.6.1. MICELAS

Las micelas son agregados moleculares de los surfactantes que se forman en mezclas
de surfactante y disolvente. Cuando una molécula anfifilica es colocada en algun
solvente (considérese agua), se presenta una situacion inusual: las regiones polares de
la molécula gozan la asociacidon con el agua, pero la parte no polar o la regién
hidrofébica tiene una tendencia a separarse del agua para evitar el contacto. Como
resultado de esas tendencias opuestas, las moléculas anfifilicas se autoensamblan en
estructuras las cuales alcanzan el minimo contacto del grupo no polar con agua, y al
mismo tiempo se tiene el maximo contacto del grupo polar con el disolvente. Estas
estructuras (o agregados) son conocidos como micelas. Al proceso de formacién de
micelas se le conoce como micelizacién.
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1.6.1.1. Concentracion Micelar Critica (CMC)

La concentracién por encima de la cual se forman las micelas se conoce como
concentracidon micelar critica (CMC). Arriba de la CMC, los mondmeros y las micelas
existen en equilibrio dindmico. Las micelas son pequefias particulas coloidales. El valor
de la CMC puede ser determinada por el cambio en las propiedades fisicoquimicas de
la solucion de surfactante conforme la concentracion de tensoactivo aumenta, tales
como la conductividad eléctrica molar, la tensidn superficial, la turbidez, entre otras.

En la Figura 1.7 se puede apreciar la representacién esquematica de una micela. Las
colas son las cadenas de hidrocarburos, y todas estan orientadas hacia el centro o
nucleo, con el fin de evitar el contacto con el agua. Las micelas pueden ser vistas como
polimeros, que son agregados de mondémeros (moléculas de surfactante).

Extremo
Soluble
oo . =

Molécula

E Anfifilica

Extremo
. insoluble
en agua

Figura 1.7 Representacion de una estructura micelar en un medio polar.

1.6.2. ADSORCION

Se llama adsorcién al fendmeno de acumulacion de uno o varios componentes sobre
una superficie. La sustancia que se adsorbe es el adsorbato y el material sobre el cual
lo hace es el adsorbente. El proceso inverso de la adsorcion es la desorcién.

Las caracteristicas principales de la adsorcion son:

1) La adsorcion es altamente selectiva. La cantidad adsorbida depende en gran
medida de la naturaleza y del tratamiento previo al que se haya sometido la
superficie del adsorbente, asi como de la naturaleza de la sustancia adsorbida.
Al aumentar la superficie de adsorbente y la concentracion de adsorbato,
aumenta la cantidad adsorbida.
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2) Es un proceso generalmente rdpido cuya velocidad aumenta cuando aumenta
la temperatura, pero desciende cuando aumenta la cantidad adsorbida.

3) Es un proceso espontaneo que estd asociado con un aumento en el orden del
adsorbato, tratdandose de un proceso exotérmico. El cambio en la entalpia
cuando un mol de adsorbato es adsorbido por la cantidad apropiada del
adsorbente se conoce como la entalpia de adsorcién.

1.6.3. MOJABILIDAD

“La mojabilidad es la tendencia de un fluido a adherirse a una superficie sélida en
presencia de otros fluidos inmiscibles” (Craig 1971). La alteracién de la mojabilidad
puede afectar significativamente el flujo de fluidos, la recuperacién de aceite y la
distribucién de aceite residual en medios porosos, que a su vez afecta la permeabilidad
relativa (Anderson 1986) y la presion capilar (Morrow, 1976; Masalmeh, 2002).

La mojabilidad dependera del valor del angulo de contacto, por convencidn el angulo
de contacto (8), es el angulo medido entre la superficie plana del sélido y la tangente a
la superficie de la fase mas densa en un punto de contacto con la superficie plana, de
esta forma se tiene que, angulos menores a 75° la roca es mojada por agua, angulos
mayores a 105° es mojada por aceite y angulos entre 75° y 105° es mojada por ambos
fluidos.

En la Figura 1.8 se aprecia el fendmeno de mojabilidad, considerando como fluidos,
agua y aceite, sobre una superficie plana de un sélido. En el esquema A, la roca es
mojada por el agua, en el B, la roca es mojada por ambos fluidos, y en el C, |la roca es
mojada por el aceite.

Aceite Aceite Aceite

Figura 1.8 Angulos de contacto que definen la mojabilidad.
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1.6.4. TENSION INTERFACIAL (o)

Dos fluidos inmiscibles en contacto no se mezclan, ya que son separados por una
interfase. Las moléculas no se mezclan por su mayor afinidad con las moléculas de su
propia clase, cerca de la superficie de interfase las moléculas se atraen con mayor
intensidad produciendo una fuerza mecanica en tal superficie que se conoce como
tension interfacial, como se muestra en la Figura 1.9.

8., Gotade agua. —

T 7777

S0

0 - Oso — Osw
COS Oy, = 0_—
wo

Figura 1.9 Tension interfacial entre el agua y el aceite.

La tension interfacial también se puede considerar como el trabajo por unidad de area
gue se debe desarrollar para desplazar las moléculas de la interfase. La ecuacion para
el calculo de la tensidn interfacial es:

Os0— 0wy = Oyy0COSO,, 1.1

donde:

. . 3T . N
O, Tension interfacial entre el sélido y la fase ligera [;]

s . . T N
osw: Tension interfacial entre el solido y la fase densa [Z]

s . . N
Owo: Tension interfacial entre los fluidos [;]
B,0: Angulo entre el agua y el aceite.

Si 0 =0 se dice que los liquidos son miscibles entre si. En el caso de una interfase gas
liquido, se le llama tensidn superficial.
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1.6.5. IMBIBICION Y DRENE

La imbibicién es un término que describe la penetracién de liquidos en capilares y en
medios porosos. Se denomina imbibicion al desplazamiento de un fluido no mojante
por medio de un fluido mojante. El ejemplo mds comun es la inyeccion de agua (fase
mojante) al yacimiento para desplazar el aceite (fase no mojante). Esta es esponténea,
cuando el fluido desplazante penetra el medio capilar, Unicamente bajo la accién de las
fuerzas capilares.

Se denomina drene al desplazamiento de un fluido mojante, presente originalmente en
la muestra de roca, por medio de un fluido no mojante. Para introducir un fluido no
mojante en un medio poroso hay que vencer la presidn capilar, con este objeto se
aplica una presién de entrada denominada presién de desplazamiento.

1.6.6. PRESION CAPILAR (P.)

Se define como la presion en la fase que no moja menos la presién en la fase que moja.
La presidn capilar en un medio poroso puede ser comparada con el aumento de un
liguido mojante en un tubo capilar. La capilaridad es la elevacion o depresion de la
superficie de un liquido al estar en contacto con un sélido, como sucede en las paredes
internas de un tubo capilar.

En la Figura 1.10, se puede observar el fendmeno de presién capilar, para su estudio se
realiza un balance de fuerzas, en donde intervienen, la tensién superficial, que es
responsable del incremento del nivel del fluido mojante en las paredes del tubo
capilar, y el peso de la columna de liquido, que ha subido su nivel en las paredes,
tomando como referencia el nivel del menisco.

Agua

Figura 1.10 Fenémeno de presion capilar

La presidn capilar, por definicion es una diferencia de presiones, esto es:

P.=P,—P, 1.2
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También puede representarse de la siguiente forma:

P = (pa_pw)hg

Aplicando el balance de fuerzas:

mr2hg(pa—pw) = 21rc,,,c0s0

Reescribiendo la ecuacién para la presion capilar:

20,,,0S0
P = %

donde:

dinas]

P.-: Presion ca iIar[
¢ P cm?

h: Altura a la que llega el agua en el tubo [cm].
r: Radio del tubo capilar [cm].

.z . . cm
g: Aceleracion gravitacional [5_2]
: ; g
pw: Densidad del agua [%]

Pq: Densidad del aire [C%]

dinas]

OwqC0SO: Tensiodn de adhesic’m[ p—

1.6.7. CURVAS DE PRESION CAPILAR

1.3

1.4

1.5

Si la muestra de un yacimiento se encuentra completamente saturada por un fluido

mojante, el desplazamiento de esta fase, mediante un fluido no mojante estara

relacionado a la magnitud de la presion capilar y la disminucidén de la saturacién de la

fase mojante. A este desplazamiento se le conoce como drene y la relacién entre la

presién capilar y la saturacién se conoce como curva de drene, como se muestra en la

Figura 1.11. La imbibicidon se presenta cuando la roca del yacimiento se encuentra

saturada por una fase no mojante que es desplazada por una fase mojante. Para una

distribucién normal de poros, la magnitud de la presidén capilar para la imbibicién es

aproximadamente la mitad de la del drene.
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Figura 1.11 Curvas de presion capilar.

Una caracteristica esencial de las curvas de drene e imbibicion para dos fluidos
ligeramente compresibles, en nuestro caso agua y aceite, es la saturacién minima de la
fase mojante. La saturacion residual o saturacién irreductible de la fase mojante en
condiciones de drene es alcanzada asintéticamente, a medida que la presién capilar
aumente de manera infinita. En el caso de la imbibiciéon la curva muestra una
saturacion de la fase no mojante, esta saturacién residual ocurre durante el
desplazamiento por imbibicidn, en el cual la fase no mojante queda atrapada en
espacios porosos pequefios.

Este entrampamiento es resultado de la interrupcion parcial de la comunicacion a
través del espacio poroso, y como consecuencia varios poros pasan inadvertidos
durante la imbibicion, por lo que queda una saturacidn residual mayor de la fase no
mojante.

La diferencia en las curvas de imbibicion y drene se conoce como histéresis. La
histéresis generalmente se atribuye a la mojabilidad, o especificamente se considera
fuertemente relacionada con los cambios en el dangulo de contacto entre sélidos y
liquidos en el espacio poroso.
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1.6.8. HISTERESIS

La histéresis, esta referida al concepto de irreversibilidad o dependencia de la
trayectoria del fluido, el fendmeno de histéresis se tiene cuando la interfase fluido -
fluido estd avanzando o retrocediendo sobre una superficie sélida. Un angulo de
contacto de avance ocurre cuando el agua avanza hacia el petrdéleo, y un angulo de
contacto de retroceso cuando el petréleo avanza hacia el agua, tal como se presenta
en la Figura 1.12.

PETROLEC AGUA

PETROLEO

RETROCESO AVANCE

Figura 1.12 Angulos de contacto en la histéresis

La histéresis se presenta en dos formas, la primera es cuando un fluido desplaza a otro,
y se forma un angulo en el sistema roca-aceite-agua, cuando la fase mojante desplaza
a la fase no mojante, es conocido como angulo de contacto de avance, y cuando la fase
no mojante desplaza a la mojante, se trata de un angulo de contacto de retroceso. La
segunda es cuando en un proceso de imbibicidn, una fraccidn de la fase no mojante
gueda atrapada fuera del flujo, la cual permanecera inmdvil durante el flujo de fluidos,
conocida como saturacion entrampada.
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CAPITULO 2

2. ANTECEDENTES

Aproximadamente la mitad de las reservas de aceite descubiertas en el mundo se
encuentran en los yacimientos carbonatados, y muchos de estos depdsitos son
naturalmente fracturados (Roehl y Choquette, 1985).

Los yacimientos carbonatados a menudo tienen un alto grado de heterogeneidad, y la
estructura de los poros es compleja. Las rocas carbonatadas son a menudo de
mojabilidad mixta a mojables por aceite debido al potencial zeta de la superficie de la
roca, la dureza de la salmuera, la presencia de asfaltenos y acidos organicos en el
aceite. La recuperacion avanzada para yacimientos mojables por aceite y carbonatados
es un gran desafio.

Hay dos enfoques principales para la alteracion de la mojabilidad en rocas
carbonatadas originalmente mojables por aceite. El primer enfoque es a través de un
cambio en la composicidn idnica de la salmuera. Como menciona Strand et al. (2006,
2008) se ha demostrado que la adicion de sulfato y otros iones determinantes del
potencial pueden cambiar la mojabilidad de nucleos originalmente mojables por aceite
a altas temperaturas (por encima de 90°C). La hipdtesis es que los iones de sulfato
sustituyen a los grupos de acidos organicos cargados negativamente adsorbidos, lo que
hace que la superficie sea mas mojable por agua.

El segundo enfoque consiste en alterar la mojabilidad de las rocas carbonatadas,
generalmente de mojables por aceite a una mojabilidad intermedia o mojables por
agua. Standnes y Austad (2000, 2003) han llevado a cabo una serie de estudios sobre la
recuperacién de aceite a partir de nucleos mojables por aceite mediante el uso de
soluciones de surfactantes catidnicos.

Ellos han demostrado que los surfactantes catidnicos, tales como el bromuro de
dodecil trimetil amonio (DTAB), son muy eficaces (recuperacidon de aproximadamente
70% del aceite remanente después de una imbibicién con salmuera [OOIP]) en
embeber agua en nucleos mojables originalmente por aceite a concentraciones mas
altas que la concentracién micelar critica (aproximadamente 1 wt%).

El mecanismo de imbibicién es propuesto como la formacién de pares idnicos por la
interaccidon entre monémeros de surfactante y la adsorciéon de carboxilatos orgdnicos
de aceite crudo. Este proceso puede ser eficaz a bajas temperaturas. Los surfactantes
Anidnicos (Seethepalli et al 2004; Adibhatla y Mohanty 2008; Hirasaki y Zhang 2004) y
no idnicos (Xie et al 2004; Wu et al 2006) modificadores de la mojabilidad en rocas
carbonatadas originalmente mojadas por aceite también han sido identificados.
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CAPITULO 2

Estos surfactantes alteran la mojabilidad por su solubilizacién micelar de componentes
hidrofébicos adsorbidos. Mds del 60% del aceite original puede ser recuperado a partir
de nucleos que inicialmente son mojados por aceite por imbibicion de solucion
alcalina/surfactante diluido (0.05 wt%) a temperatura ambiente (Seethepalli et
al.2004).

Existen pocos trabajos en la literatura sobre las formulaciones de agentes surfactantes
modificadores de la mojabilidad para yacimientos carbonatados a alta temperatura (>
90°C) y alta salinidad (> 50,000 ppm con dureza). Las duras condiciones como alta
temperatura y alta salinidad restringen el uso de muchos surfactantes, principalmente
como resultado de la inestabilidad acuosa.

Recientemente, en Agosto del 2013, fue presentado un trabajo experimental por la
Society of Petroleum Engineers (SPE), “Alteracion de la Mojabilidad a Alta
Temperatura y Alta Salinidad en Yacimientos Carbonatados” por Gaurav Sharma vy
Kishore K. Mohanty. El objetivo de este trabajo fue cambiar la mojabilidad de una roca
carbonatada de mojabilidad mixta hacia mojable por agua a alta temperatura y alta
salinidad (la temperatura del yacimiento es de 100 °C vy la salinidad del agua congénita
es de 200,000 ppm).

Se utilizaron tres tipos de surfactantes (no idnicos, anidnicos y catidnicos) en
concentraciones diluidas (<0.2 wt%). Se observé que la mayoria, pero no todos los
surfactantes presentaban inestabilidad acuosa por si mismos a estas duras
condiciones. Los sistemas de doble surfactante, mezcla de un surfactante anidnico y
uno catidnico, incrementaron la estabilidad acuosa. Se llevaron a cabo experimentos
de contacto angular en placas de calcita para reducir la lista de los surfactantes.

Posteriormente se realizaron experimentos de imbibicion espontanea en nucleos de
campo, como se muestra en la Figura 2.1.

Figura 2.1 Celda de imbibicién con acumulacién de aceite en el cuello.

20

~
—



CAPITULO 2

Algunos de los sistemas de doble surfactante resultaron eficaces para la alteraciéon de
la mojabilidad y se podia recuperar de 70 a 80% OOIP (aceite original in-situ) durante la
imbibicién espontanea. En la Tabla 2.1 se enlistan las propiedades de los nucleos, los
surfactantes y la recuperacién final por imbibicién espontanea, para este experimento.

Tabla 2.1 Pruebas de imbibicion espontanea.

PRUEBAS DE IMBIBICION ESPONTANEA CON Y SIN SURFACTANTES

Propiedades del Nucleo
Exp. Longitud Dia. o%) Kmd) S, surfactante/Salmuera Recuperacion
No (pg) (pg) (% OOIP)
1 1.97 1.46 26.8 338.2 0.61 Salmuera de Formacién 10.2
2 1.49 1.48 248 775  0.69 Salmuera de Formacién 13.9
3 1.35 1.48 254 660.6 0.71 Salmuera de Formacién 14.6
4 1.87 146 251 883 0.73 Salmuera de Inyeccidn 9.6
5 1.97 146 26.8 338.2 0.55 0.2wt% NP-10+0.2 wt% DTAB 73.7
6 1.49 1.48 2438 775 0.59 0.2 wt% NP-10 + 0.2 wt% DTAB 81.4
7 1.35 148 254 660.6 0.61 0.1wt% NP-10+0.2 wt% DTAB 73.4
8 1.63 1.50 25.6 3439 0.74 0.2wt% NP-30+0.2 wt% DTAB 5.7
9 1.52 150 231 664 0.77 0.2 wt% NP-50 + 0.2 wt% DTAB 133
10 1.87 146 25.1 88.3 0.73 0.2wt% 15515 + 0.2 wt% DTAB 9.6
11 1.59 147 243 59.4 0.68 0.05 wt% TDA 30EO 20.5
12 1.98 1.47 23.7 42.7 0.73 1 wt% DTAB 72

Los experimentos del 1 al 4 muestran que la recuperacién de aceite por imbibicion
espontdnea en presencia salmuera de formacién o de salmuera de inyeccién es baja
(10-15%). Dado que la mayoria de los surfactantes no idnicos individuales presentan
inestabilidad acuosa a 100 °C, solo el TDA 30EO se utilizd para el experimento de
imbibicion.

Cabe sefalar que la alteracion de la mojabilidad en placas de calcita a bajas
concentraciones de TDA 30EO (0.05% en peso) fue mejor. Aun cuando el aceite
embebido fuera de la superficie superior del nucleo (también en los lados
inicialmente), sugiere que se presento alteracidon de la mojabilidad, sélo el 20% del
OOIP se recuperd.Entre los surfactantes catidnicos, sélo DTAB (1% en peso) se utilizd
para el experimento de imbibicion, y se recuperd 72% del OOIP (después de imbibicidn
de salmuera). Si comparamos ésta recuperacion con la del Experimento 5 (Doble
Surfactante) de 73.7%, se puede observar que algunos surfactantes por si solos
también pueden presentar valores de recuperacion significativos, siempre y cuando
demuestren estabilidad acuosa.
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CAPITULO 2

En cuanto a los sistemas de doble surfactante (Experimentos del 5 al 10). Durante los
experimentos de angulo de contacto, se observé la mayor alteracién de la mojabilidad
para el miembro mas bajo de una serie homoéloga de surfactantes no idnicos. Por lo
tanto, entre los sistemas de doble surfactante, se utilizaron sistemas hechos con NP-10
y 15-S-15. En el Experimento 5, 0.2 wt% NP-10 + 0.2 wt% DTAB se recuperd 73.7% del
OOIP por imbibicion espontanea.Este experimento se repitié de nuevo con un nucleo
diferente para verificar su eficacia y de nuevo la recuperacién fue del 81.4% del OOIP
(Experimento 6). Se decidid reducir a la mitad la cantidad de surfactante, pero a 0.1
wt% NP-10 + 0.1 wt% DTAB se presentaba inestabilidad acuosa a 100 °C; por lo tanto,
se realizo el experimento utilizando 0.1 wt% NP-10 + 0.2 wt% DTAB.

La recuperaciéon fue de aproximadamente 73.4% del OOIP (Experimento 7). Después
del éxito del sistema de doble surfactante que consta de NP-10, se utilizaron sistemas
hechos con miembros mayores de la misma serie homodloga, NP-30 (0.2 wt% NP-30 +
0.2 wt% DTAB) y NP-50 (0.2 wt% NP-50 + 0.2 wt% DTAB), para experimentos de
imbibicion (Experimentos 8 y 9). La tendencia observada es similar durante los
experimentos en placa de calcita, la recuperacién disminuyd para miembros mayores
de la serie homdloga. Ademads, 0.2 wt% 15-S-15 + 0.2% wt% DTAB recupero
aproximadamente el 9.6% del OOIP (Experimento 10).

La inyeccidn secundaria o inyeccion modificada se llevd a cabo en nucleos con y sin los
surfactantes modificadores de la mojabilidad, con el propdsito de comparar la eficacia
de la formulacién de los surfactantes diluidos con una inyeccién ordinaria de un nucleo
en estado restaurado (para la recuperacion de aceite y la tasa de recuperacién). El
resumen de resultados se muestra en la Tabla 2.2.

Tabla 2.2 Resultados de la inyeccion secundaria.

., Inyeccion con
Inyeccion

Surfactante

Syi 0.71 0.70
Inyeccion de Surfactante@0.06 cm®/min (PV) - 1.2
Inyeccion de Salmuera@0.06 cm’/min (PV) 5 3.8
Recuperacién de aceite (% OOIP) en los primeros 5 PV 29% 40%
Inyeccion de Salmuera@ 1 cm’/min (PV) 5 5

Recuperacién de aceite (%OOIP) en los segundos 5 PV 25% 15%
Inyeccién de Salmuera @ 10 cm®/min (PV) 10 10

Recuperacién de aceite (%OOIP) en los ultimos 10 PV 3% 6%
Permeabilidad de la Salmuera al punto final S, (md) 0.39 0.45
Recuperacién Total de aceite (%0OOIP) 57% 61%
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Debido a que el sistema de doble surfactante 0.2 wt% NP-10 + 0.2 wt% DTAB dio gran
imbibicion espontdnea, fue utilizado para la inyeccion modificada. Este fue el mejor
sistema (concentracion diluida y alta tasa de recuperacion durante la imbibicion) entre
los demas surfactantes en este estudio.

Para la primer inyeccidon de 5 PV a 1 ft/D, la recuperacion de aceite acumulativa fue
mayor para la inyeccién modificada (40% OOIP) en comparacién con el de la inyeccién
sin surfactante (29% OOIP). Estas inyecciones se llevaron a cabo a gastos de flujo
tipicos de campo. El aumento en la recuperacion de aceite de 29 a 40% en los primeros
5 PV a velocidades de campo es significativo.

En la segunda inyeccién de 5 PV ocurrida a 17 ft/D (1cm?®/min), un gasto artificialmente
alto, se recuperé 25% del OOIP, mientras que en la inyeccion modificada se recuperd
15% del OOIP. La recuperacion de aceite adicional es causada tanto por la reduccién de
la capilaridad (Mohanty y Miller 1991) y el efecto de dependencia de la saturacion
remanente de aceite sobre el nimero capilar, bajo el régimen de nimero capilar en
rocas carbonatadas (Kamath et al. 2001).

En la dltima inyeccion de 10 PV a 167 ft/D (10 cm3/min), se recuperdé del 3-6% del
OOIP. La mayor parte del aceite recuperado fue capturado antes del gasto de
inyeccion. La saturacién minima de agua para la curva de permeabilidad relativa se
calculé con el gasto mas alto de inyeccidn. Debido a que la recuperacién total de aceite
fue similar para ambas inyecciones, la permeabilidad de la salmuera al punto final
también fue similar.

Este estudio demuestra que la inyeccidn secundaria con un agente surfactante diluido
puede mejorar la tasa de recuperacion de aceite significativamente a escala de
laboratorio.
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CAPITULO 3

3. HIPOTESIS, OBJETIVO Y ALCANCES

3.1. HIPOTESIS

“La combinacién de los procesos térmicos y quimicos, por medio de los cuales actuard
la temperatura y agentes quimicos modificadores de la mojabilidad, propiciara un
incremento en el factor de recuperacién de hidrocarburos pesados en rocas
carbonatadas.”

3.2. OBJETIVO

Determinar a escala de laboratorio la factibilidad de combinar los beneficios de la
aplicacion de un método quimico asistido con un térmico, en presencia de aceite
pesado y de una salmuera de alta salinidad.

3.3. ALCANCES

é Desarrollar a escala de laboratorio un proceso de Recuperacion Mejorada de
hidrocarburos que combine los beneficios de la aplicacién de un método
térmico y quimico.

é Acondicionar el experimento a tres diferentes temperaturas una baja de 50 °C,
una intermedia de 70 °C y una alta de 100 °C, con tres quimicos modificadores
de la mojabilidad, a tres distintas concentraciones (0.05%, 0.1% y 0.2%); con la
finalidad de evaluar el comportamiento en la recuperacion de aceite de las 27
posibilidades generadas.

é Diseiar un caso base para las mismas temperaturas, sin la presencia de agentes
quimicos, para comparar la recuperacion de aceite contra los experimentos en
los que se empleardn agentes quimicos. De esta forma se logrard conocer que
tan eficiente es la combinacién de los métodos térmicos y quimicos.

24

~
—



CAPITULO 4

4. DISENO EXPERIMENTAL

Para determinar la factibilidad de combinar un método de recuperacidon quimico con
uno térmico se desarrollaron experimentos de imbibicion espontanea en muestras de
roca caliza Bedford saturadas con un aceite pesado, las cuales fueron sometidas a
duras condiciones (alta salinidad y alta temperatura).

Las muestras de roca se colocaron en recipientes de vidrio junto con los agentes
quimicos diluidos en salmuera, para ello se emplearon tres quimicos modificadores de
la mojabilidad a tres diferentes concentraciones (0.05%, 0.1% y 0.2%), posteriormente
se dejaron actuar bajo tres diferentes temperaturas (50°C, 70°C y 100°C). El proceso de
imbibicion concluyé una vez que la roca dejo de expulsar aceite (aproximadamente 15
dias) y el aceite recuperado se fue acumulando en la parte superior de la solucion.

En la jError! No se encuentra el origen de la referencia. se puede observar la forma en
a que fueron desarrollados los experimentos, partiendo del hecho de que ya se tenian
preparados los quimicos y las muestras de roca. El siguiente paso fue introducir en la
estufa de conveccidn los experimentos para que llevar a cabo el proceso de imbibicién
bajo el efecto de la temperatura. Y para cada temperatura se colocaron 9
experimentos generados por la combinacién entre los tres diferentes agentes quimicos
a tres distintas concentraciones, con un total de 27 experimentos. Al concluir el
proceso de imbibicion el aceite liberado por la roca se encontraba suspendido en la
solucidn y se procedio a cuantificar.

El proceso de imbibicion actda bajo
temperatura

Solucion de ﬁ ﬁ
salmuera con /...-—-.\ /—"—"\
un guimico
modificador de \"—""/ .
la mojabilidad
auna .(
determinada \ J . >
concentracion.
Muestra de roca Aceite recuperado
saturada de aceite
pesado.

Figura 4.1Esquema del desarrollo experimental.
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CAPITULO 4

4.1. PREPARACION DE MUESTRAS DE ROCA
4.1.1. ROCA CALIZA BEDFORD

La Formacidn Salem (también conocida como Roca Caliza de Indiana) aflora a lo largo
de una fina banda irregular arqueada en el centro-sur de Indiana, EE.UU. (en los
condados de Monroe y Lawrence). La mayoria de las canteras se encuentran entre las
ciudades de Bloomington y Bedford. La roca caliza de Indiana es quimicamente puray
se compone principalmente de calcita (> 97 %), en la Tabla 4.1 se muestran el resto de

sus componentes quimicos.

Tabla 4.1 Composicidn quimica de la caliza Bedford.

Composicién Quimica

de la Caliza de Indiana

CaCO3 97.3%
MgCO3 0.4%
Al203 0.5%

SiO2 1.7%

El ambiente de formacién de la roca caliza Bedford data del Missisipian Tardio Medio
(hace 335-340 millones de afios). Esta roca se formé lo suficientemente lejos de la
costa lo que propicié que muy poco sedimento siliciclastico derivado del continente
estuviera disponible para mezclarse con el sedimento de carbonato.

El resultado fue una roca de color gris claro que consiste en granos bien ordenados que
contienen pequefios fdsiles y fragmentos fésiles como: gasterépodos pequefios,
crinoideos, pelecipodos y braquidépodos; tal como se muestra en la Figura 4.2. Esta
roca por sus caracteristicas es ampliamente usada como roca modelo para
experimentos de laboratorio.

Figura 4.2 Fésiles presentes en la roca caliza de Indiana.
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4.1.2. LIMPIEZA DE LAS MUESTRAS DE ROCA

La realizacion del experimento se llevé a cabo en muestras de roca caliza Bedford,
cortadas en forma similar a un cubo, cuyas dimensiones rondan entre 2 cm de largo
por 2 cm de ancho y 1.2 cm de altura, como se observa en la Figura 4.3.

Figura 4.3 Muestras de roca caliza Bedford.

La limpieza consistié en remover los hidrocarburos y sales presentes en la roca. Para
ello, se removieron primero los hidrocarburos, colocando las muestras de roca en una
camara de vacio, afiadiendo como solvente cloroformo, el cual se dejo actuar al vacio
por un periodo de 3 horas, como se muestra en la Figura 4.4.

Figura 4.4 Limpieza de muestras en una camara de vacio.

Después se retird el cloroformo y se dejaron las rocas nuevamente al vacio. Este
procedimiento se repitié 3 veces. Posteriormente se continud con la remocién de las
sales, empleando agua destilada y siguiendo los mismos pasos de la remocién de
hidrocarburos.

Finalmente las rocas se secaron en una estufa de conveccién por un periodo de 4
horas; en la Figura 4.5 se observa la estufa de convecciéon empleada.
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CAPITULO 4

Figura 4.5 Secado de muestras de roca en la estufa de conveccion.

4.2. PROPIEDADES DEL ACEITE
4.2.1. MEDICION DE LA DENSIDAD DEL ACEITE

La densidad del aceite empleado se determind con ayuda de un picnédmetro. El
Picndmetro es un recipiente de vidrio provisto de un tapdn con un tubo capilar
marcado con un enrase en su parte superior, en la Figura 4.6 se muestra el picndmetro
empleado para esta prueba.

Figura 4.6 Picnémetro.

El procedimiento para determinar la densidad de un aceite consiste en pesar en una
balanza el picndmetro vacio, como se observa en la Figura 4.7.

Figura 4.7 Picnémetro vacio siendo pesado.
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Posteriormente se pesa el mismo picnémetro con la muestra de aceite, tal como se
muestra en la Figura 4.8.

Figura 4.8 Picndmetro con muestra de aceite siendo pesado.

En la Tabla 4.2 se presentan los valores que se obtienen de las mediciones realizadas
en la balanza con el picnémetro vacio y con aceite.

Tabla 4.2 Valores de las mediciones con el picndmetro vacio y lleno.

Volumen del Picnémetro (Dato) 2.623 ml
Peso del Picnémetro vacio 11.47993 gr
Peso del Picnémetro con muestra de aceite 14.063585 gr

Para determinar la densidad de la muestra de aceite se emplea la siguiente férmula:

Masa 4.1

D idad = ———
ensiaa Volumen

donde:
Masa = Peso de Picnémetro lleno - Peso de Picnémetro vacio
Masa = 14.063585 gr — 11.47993 gr
Masa = 2.583655 gr
Por lo tanto:

2.583655 gr

Densidad = 5623 mi

Densidad = 0.985 gr/cm?3

El aceite empleado es de densidad 0.985 (%) que se traduce a 17.7 °API,

catalogandose como aceite pesado, como se observa en la Tabla 4.3.
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Tabla 4.3 Parametro Internacional del Instituto Americano del Petréleo (API)
para determinar el tipo de aceite.

Aceite crudo Densidad Densidad
(g/ cm3) grados API
Extrapesado >1.0 <10.0
Pesado 1.0-0.92 10.0-22.3
Mediano 0.92-0.87 22.3-31.1
Ligero 0.87-0.83 31.1-39
Superligero <0.83 >39

4.2.2. CARACTERISTICAS DEL ACEITE

Para los experimentos se empled aceite muerto del campo Ku, este campo forma parte
del complejo Ku Maloob Zaap, que se ubica en la porcién central de la Sonda de
Campeche, al Occidente de la Peninsula de Yucatan, frente a los estados de Campeche
y Tabasco, dentro de las aguas territoriales del Golfo de México, como se muestra en la
Figura 4.9. El complejo forma parte de la plataforma continental y estructuralmente de

la provincia Pilar de Akal.

Golfo de México

090-52 081-52

Ku
Maloob
Zaap

090-53

091-53

/| 09154

Mg Pregrese

z

Campeche

Figura 4.9 Ubicacidon geografica de los campos Ku Maloob Zaap.
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Los campos Ku, Maloob y Zaap producen aceite de 16 a 17 °API con viscosidades que
varian de 8 a 10 cp; por las caracteristicas del aceite, estos yacimientos se clasifican
como de aceite negro.

La presion inicial de los yacimientos del complejo Ku, Maloob y Zaap es de 281 Kg/cm?
a 2520 mvbnm, mientras que la presion de saturacion para Ku es de 105 Kg/cm?, para
Maloob y Zaap de 216 Kg/cm?.

4.3. PROCESO DE SATURACION

Las muestras de roca se saturaron de aceite pesado con ayuda de una bomba de
inyeccion. El proceso de saturacion consistié en colocar las muestras de roca junto con
el aceite pesado dentro de una celda, como se muestra en la Figura 4.10.

Figura 4.10 Celda con muestras de roca y aceite pesado.

Una vez que la celda se llend de aceite se cerrd e instalé en el equipo; en la Figura 4.11
se muestra la bomba de inyeccidn conectada a la celda. Posteriormente se inicid con la
puesta en marcha de la bomba de inyeccién. La presion a la que fueron saturadas las
muestras de roca fue de 997 (%) a una temperatura de 70°C.

Figura 4.11 Bomba de Inyeccidn con la cual se saturaron las muestras de roca de aceite.
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Durante el proceso de saturacidn se presentaron caidas de presién dentro del sistema,
esto ocurrié en los primeros dos dias de haber iniciado con la inyeccién de aceite
pesado. En las primeras horas de haber iniciado la inyeccién la presion llegd a caer a
200 (Ib/pg?), posteriormente las caidas de presion se fueron minimizando, conforme
las muestras de roca se iban saturando de aceite en su totalidad, hasta que la presion
se estabilizé a 997 (Ib/pg?), a partir del tercer dia. Una vez que la presion se estabilizo,
las muestras de roca se dejaron afiejar por 4 dias bajo ésta presion. En la Figura 4.12 se
muestra una grafica del comportamiento de la presidon durante la saturacion. En base
al comportamiento de la presién y constatando que las muestras de roca se
mantuvieron afiejadas por 4 dias a 997 (Ib/pg?) se asegurd que la saturacidn de aceite
en las muestras de roca caliza Bedford fue del 100%.

Comportamiento de la Presion durante la Saturacion de Aceite Pesado
1100
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Figura 4.12 Grafica del comportamiento de la presion durante la saturacion de aceite pesado.

Después de que las muestras de roca fueron saturadas de aceite pesado se procedio a
determinar la porosidad, como el cociente del volumen de poros entre el volumen
total de roca. Partiendo del hecho de que cada muestra de roca se saturd al 100% de
aceite, se tiene que: el volumen original de aceite es igual a volumen de poros. Los
calculos para determinar el volumen total de roca, el volumen original de aceite y la
porosidad de las muestras de roca se pueden ver en el Apéndice A, B y C
respectivamente.
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CAPITULO 4

4.4. PREPARACION DE QUIMICOS

4.4.1. SALMUERA SINTETICA

La salmuera  sintética que se utiliz6 tiene una salinidad de
283.324 [gr de sal/Litro de agua] o 283,324 ppm como cloruro de sodio equivalente.
Los compuestos que la forman, asi como la cantidad que se requirid para formar 1 litro
de salmuera, se presentan en la Tabla 4.4.

Tabla 4.4 Componentes de la salmuera

Sales Hidratadas Gramos

Clortg\C; :gl-;»odio 151.5263
Clorur(OCdaeC(l:jlfl-lozlillzggatado 116.8933
Cloruro d(iwh;aggeio6l'lfzng'dratad° 16.2549
SUIS\;Z :;()Sf)dlo 0.4437
CIoruro(c;?el-gleBrrj_) :(Ie-l):lgl)dratado 0.0005
Blcar?;I;aI_tI% ?;2 )Sodlo 0.2050
Carb?z\r;itfcdoesomo 0.0000

Nota: El NaHCO5 y FeCl; + 6H,0 no se emplearon, dado que son compuestos que hacen que
la salmuera precipite de forma inmediata.

Para desarrollar la salmuera sintética se tiene que seguir un procedimiento preciso,
con la finalidad de que cada una de sales se logre disolver de forma eficiente, y asi,
prevenir la precipitacion de las sales, este procedimiento depende de la composicidon
de la salmuera. Los pasos a seguir para la salmuera utilizada en los experimentos
fueron los siguientes:

a) Disolver todas las sales por separados.
b) Disolver Cloruro de Sodio y Sulfato de Sodio (Hacer una sola mezcla).
c) Disolver Cloruro de Calcio y Cloruro de Magnesio (Hacer una sola mezcla).

d) Disolver en la mezcla del inciso b con la mezcla del inciso c.
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CAPITULO 4

4.4.2. QUIMICOS

44.21. Propiedades delos quimicos

Para los experimentos de imbibicién espontanea se emplearon tres surfactantes cuya
patente es propiedad del Instituto Mexicano del Petréleo. Estos surfactantes son
pertenecientes a la familia de Amesus, a continuaciéon se describen sus caracteristicas
(en el segundo caso se presentan caracteristicas para dos de los surfactantes
empleados):

1) Amim (MX/a/2013/004644): Se trata de Coopolimeros aleatorios base acido
itaconico o sus isdmeros y alquenil sulfonatos de sodio de férmula estructural.
Su uso es como inhibidor de incrustaciones minerales como carbonato de
calcio, sulfatos de calcio, estroncio y bario y dispersantes de arcillas. Los
Coopolimeros previenen y controlan el dafio a la formacién y la obstruccion del
aparejo de produccién. Asi mismo, los Coopolimeros aleatorios tienen la
caracteristica de ser utilizados bajo condiciones de alta temperatura y alta
salinidad.

2) Familia AMESUS (MX/a/2012/014187): Su obtencion esta relacionada con
composiciones espumantes con propiedades modificadoras de la mojabilidad e
inhibitorias de la corrosidon que controlan la canalizaciéon de fluidos en el
yacimiento, alteran la mojabilidad de la roca de forma favorable y controlan
problemas de corrosiéon en aparejos de produccién bajo condiciones alta
temperatura y ultra salinidad, mediante al efecto sinérgico derivado de la
reaccion supramolecular de alquil amido propil hidroxisultainas o alquil
hidroxisultainas con alquil hidroxisulfonatos de sodio y alquenil sulfonatos de
sodio. Se caracterizan por ser tolerantes a altas concentraciones de iones
divalentes tales como calcio, magnesio, estroncio y bario. Y para su aplicacion
en yacimientos se puede utilizar como medio de transporte agua de mar y/o
agua congénita.
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CAPITULO 4

4.4.2.2. Concentracion de los quimicos

Se emplearon tres surfactantes diferentes: AMESUS 3100, AMESUS 1100 y AMIM 001.
Las concentraciones que se manejaron fueron 0.05%, 0.1% y 0.2% para cada uno de los
surfactantes. Para determinar la cantidad de surfactante que se utilizaria se tiene la
siguiente relacion:

C1W1 = C2W2 4' 2
donde:
C;: Concentracion del surfactante, para los tres surfactantes fue de 30%.
C,: Concentracion a la que se desea tener la solucion, 0.05%, 0.1% y 0.2%.
W,: Peso total de la solucidn que se desea, 80 gr.

W;: Peso del surfactante.

Una vez despejada la relacidn, se encuentra el peso de cada surfactante a emplear.
Posteriormente, para determinar el peso de salmuera se resta del peso total de la
solucion (80 gr) el peso de cada surfactante. El peso de cada surfactante a emplear se
presenta en la Tabla 4.5.

Tabla 4.5 Cantidad de surfactante a emplear.

0.05% 0.13 79.86
0.1% 0.26 79.73
0.2% 0.53 79.46

Continuando con la preparacion, se procedié a disolver cada uno de los quimicos en
salmuera sintética a las tres diferentes concentraciones, en vasos de precipitados de
100 ml, con un tiempo de agitaciéon de 4 a 5 horas.
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CAPITULO 4

4.5. ACONDICIONAMIENTO EXPERIMENTAL

4.5.1. PROCESOS DE IMBIBICION ESPONTANEA

Para comprobar si la temperatura por si sola tiene un efecto significativo en Ia
recuperacion de aceite se hicieron tres experimentos base, que consistieron en colocar
una muestra de roca saturada de aceite pesado dentro de un recipiente de vidrio con
Unicamente salmuera para después ser puestos en una estufa de conveccién bajo el
efecto de tres diferentes temperaturas 50°C, 70°C y 100°C. Para que el proceso de
imbibicion espontanea se llevara a cabo de forma eficiente estos experimentos
permanecieron durante 15 dias bajo la influencia de la temperatura, tal como se
muestra en la Figura 4.13.

Figura 4.13 Experimentos base.

Para evaluar la eficacia de los surfactantes las muestras de roca fueron colocadas en
recipientes de vidrio junto con los quimicos modificadores de la mojabilidad diluidos
en salmuera, en sus tres diferentes concentraciones (0.05%, 0.1 % y 0.2%). A
continuacion, fueron puestos en una estufa de conveccién a la temperatura de 50°C. Si
la solucion de surfactante embebe la roca, el aceite es empujado fuera de ella y se
acumula en la parte superior de la solucién.

Posteriormente el experimento se repitié a 70°C y 100°C. Los experimentos se dejaron
actuar hasta que el aceite ya no es expulsado de la roca (aproximadamente 15 dias).
Las

Figura 4.14 - Figura 4.22 muestran la recuperacion final de aceite para los tres
guimicos empleados.
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CAPITULO 4

Quimico AMESUS 3100

Figura 4.14 Quimico AMESUS 3100 a la temperatura de 50°C.

Figura 4.15 Quimico AMESUS 3100 a la temperatura de 70°C.

Figura 4.16 Quimico AMESUS 3100 a la temperatura de 100°C.
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CAPITULO 4

Quimico AMESUS 1100

Figura 4.17 Quimico AMESUS 1100 a la temperatura de 50°C.

Figura 4.18 Quimico AMESUS 1100 a la temperatura de 70°C.

Figura 4.19 Quimico AMESUS 1100 a la temperatura de 100°C.
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CAPITULO 4

Quimico AMIM 001

Figura 4.20 Quimico AMIM 001 a la temperatura de 50°C.

Figura 4.21 Quimico AMIM 001 a la temperatura de 70°C.

Figura 4.22 Quimico AMIM 001 a la temperatura de 100°C.
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CAPITULO 4

4.5.2. MEDICION DEL ACEITE RECUPERADO

Una vez transcurrido el proceso de imbibicién, se retiraron los experimentos de la
estufa de conveccion y fueron puestos a temperatura ambiente para proceder a
realizar la medicién del aceite expulsado de la roca.

El aceite que la roca expulsdé se acumulé en la parte superior de la solucién y se
recuperé mediante la filtracién de cada una de las soluciones, correspondientes a cada
uno de los experimentos, sobre papel filtro como se observa en la Figura 4.23.

Figura 4.23 Filtracion de las soluciones para recuperar el aceite expulsado de la roca.

Después se dejo secar el papel filtro, tal como se observa en la Figura 4.24. Una vez
seco el papel filtro se procedid a pesar para conocer la cantidad de aceite expulsado
de la roca. Las partes de aceite que se impregnaron en las paredes del recipiente se
removieron con ayuda de papel filtro y cloroformo, y de igual forma se dejaron secar
para posteriormente incluir el peso del aceite recolectado en la recuperacion final.

Figura 4.24 Secado del papel filtro para obtener el peso del aceite recuperado
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CAPITULO 5

5. RESULTADOS EXPERIMENTALES

A continuacion se presentan las tablas y graficas del factor de recuperacion de los
experimentos de imbibiciéon para cada uno de los quimicos empleados en sus tres
diferentes concentraciones (0.05%, 0.1% y 0.2%) y a tres diferentes temperaturas
(50°C, 70°Cy 100°C).

El factor de recuperacién se calculd con respecto al volumen original de aceite
(volumen de poros) bajo la consideracion de que la saturacion inicial de aceite es del
100%, ver Apéndice D. Los cdlculos de la porosidad de las muestras de roca asi como la
saturacién de aceite residual se presentan en el Apéndice Cy E respectivamente.

Los resultados de los experimentos con quimicos modificadores de la mojabilidad se
compararon contra un caso base (sin presencia de quimicos), a las tres diferentes
temperaturas, para evaluar la eficacia de los quimicos. Encontrando que en ninguno de
los casos se recuperd aceite al transcurrir un periodo de 15 dias (tiempo en que se
dejaron actuar los procesos de imbibicidon), tal como se observa en la Figura 5.1.

Figura 5.1 Experimentos base después del proceso de imbibicién.
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CAPITULO 5

5.1. RESULTADOS DEL QUIMICO AMESUS 3100

Tabla 5.1 Resultados del factor de recuperacion para el quimico AMESUS 3100.

Temperatura °C Concentracion Factor de D (%)
Recuperacion (%)
50 0.05% 50.30 21.92
0.10% 50.62 21.40
0.20% 4391 20.67
70 0.05% 56.04 21.48
0.10% 52.04 21.63
0.20% 55.45 21.31
100 0.05% 79.69 14.20
0.10% 73.05 19.86
0.20% 65.53 20.26
AMESUS 3100
65.53
100 73.05
79.69
i
g ' 5505 Concentraciones
‘E 70 2.04 0.20%
qg' 56.04 H0.10%
e = 0.05%
43.9
50.62
50
50.30
0 10 20 30 40 50 60 70 80

Factor de Recuperacion %

Figura 5.2 Grafica de barras de los factores de recuperacion para el quimico AMESUS
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Figura 5.3 Factores de recuperacion para el quimico AMESUS 3100.

5.2. RESULTADOS DEL QUIMICO AMESUS1100

Tabla 5.2 Resultados del factor de recuperacion para el quimico AMESUS 1100.

Temperatura < Factor de o
°c Concentracion Recuperacion (%) D (%)
50 0.05% 52.66 20.93

0.10% 58.08 19.84
0.20% 51.59 20.83
20 0.05% 54.14 21.93
0.10% 56.08 21.05
0.20% 50.20 21.61
100 0.05% 83.02 20.47
0.10% 68.40 21.26
0.20% 67.55 20.85
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AMESUS 1100

Factor de Recuperacion %
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Figura 5.4 Grafica de barras de los factores de recuperacion para el quimico AMESUS 1100.
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Figura 5.5 Factores de recuperacion para el quimico AMESUS 1100.
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CAPITULO 5

5.3. RESULTADOS DEL QUIMICO AMIM 001

Tabla 5.3 Resultados del factor de recuperacién para el quimico AMIM 001.

o .. Factor de 0
Temperatura °C Concentracion Recuperacion (%) D (%)
50 0.05% 61.11 21.78
0.10% 42.45 20.85
0.20% 53.46 21.66
20 0.05% 62.77 20.10
0.10% 59.35 22.98
0.20% 60.47 20.47
100 0.05% 74.06 22.21
0.10% 77.51 22.54
0.20% 73.34 19.73
AMIM 001
1 | | | |
73.34
100 77\51
74.06
b
© 60.47 Concentraciones
2 0,
‘é’ 70 59.35 0.20%
;-'- 62.77 ®0.10%
2 H 0.05%
J 534
50 42.45
61.11
0 10 20 30 40 50 60 70 80
Factor de Recuperacién %

Figura 5.6 Grafica de barras de los factores de recuperacion para el quimico AMIM 001.

45

~
—



CAPITULO 5

Amim001
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Figura 5.7 Factores de recuperacion para el quimico AMIM 001.

5.4. ANALISIS DE RESULTADOS

Los experimentos base (sin presencia de agentes quimicos) muestran que la
recuperacion de aceite por imbibicion en presencia de salmuera de formacién es nula,
esto se puede atribuir a que la roca es mojable por aceite, y por lo tanto la
temperatura por si sola no presenta efectos significativos en la recuperacion de este
tipo de aceite con la roca utilizada.

En los experimentos con quimicos modificadores de la mojabilidad se presenté mayor
recuperacion de aceite a la temperatura de 100°C, teniendo asi que la recuperacién
para el quimico AMESUS3100 a la concentracién de 0.05% fue de 79.69%, el quimico
AMESUS 1100 a 0.05% recuperd el 83.02% del aceite original y el quimico AMIM 001 a
la concentracidn de 0.1% presentd una recuperacion de aceite de 77.51%.

Por el contrario, la menor recuperacion de aceite para los tres quimicos se obtuvo a la
temperatura de 50°C, el quimico AMESUS 3100 a la concentracion de 0.2% tuvo una
recuperaciéon de aceite de 43.91%, el quimico AMESUS 1100 a la misma concentracién
(0.2%) recuperé 51.59% del aceite original y el quimico AMIM 001 a la concentracién
de 0.1% recuperd 42.45% del aceite original.
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CAPITULO 5

Se pudo observar que a la temperatura de 50°C el quimico AMIM 001 es mas eficiente
a la concentracion de 0.05%, con una recuperacion de 61.11% del aceite original. A la
temperatura de 70°C el quimico AMIM 001 a la misma concentracion (0.05%) presentd
mayor recuperacion de aceite frente a los demdas agentes quimicos, recuperando
62.77% del aceite original. Finalmente, a la temperatura de 100°C, el quimico AMESUS
1100 a la misma concentracién (0.05%) mostré una recuperacion de aceite mayor,
siendo ésta de 83.02%.

En las graficas se aprecia que entre menor es la concentracién de los agentes quimicos
(0.05% y 0.1%) mayor es la recuperacion de aceite, exceptuando algunos casos. Esto se
puede atribuir al efecto de adsorcién del surfactante, es decir, a bajas concentraciones
de quimico se presenta un incremento de adsorcién en la roca, esto fue probado por el
trabajo de (Nieto D.A., Zamudio L.S., Luna E., Rodriguez D.l., Marin A., Hernandez R.,
Chavez T.E., 2014).

En la Figura 5.8 se muestra un esquema del fendmeno de adsorcién cuando la
concentracion del agente quimico se encuentra por debajo de la concentracién micelar
critica, se observa como los mondmeros del quimico se adsorben mejor en la
superficie de la roca; evitando la formacién de micelas, logrando asi que el quimico
cumpla la funcién de cambiar la mojabilidad de la roca. Esto sucede porque los
mondémeros del quimico son atraidos mediante fuerzas generadas por las cargas
presentes en la superficie de la roca para que sean adsorbidos para cambiar la
mojabilidad.

c<cmc

Mondémeros
Fuerzas generada por las O/
cargas de la roca

e

adsorcién

Superficie de la Roca

Figura 5.8 Esquema del fendmeno de adsorcidon cuando la concentracién del agente quimico (c) es menor a la
concentracion micelar critica (cmc).
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CAPITULO 5

Por otra parte, cuando la concentracion del agente quimico es mayor a la
concentracion micelar critica se forman micelas. La formacién de micelas interfiere en
la adsorcion, ya que evitan que los monédmeros de los quimicos lleguen a la superficie
de la roca y logren cumplir su funcién, tal como se muestra en la Figura 5.9. Las
micelas generan fuerzas de atraccion predominantes entre los monédmeros del quimico
evitando que éstos sean adsorbidos en la roca, provocando un fendmeno de adsorcion
casi nulo.

c>cmc

Fuerzas de
atraccion Formacion de

de las micelas

mirelac % &

HSS | 7008<
Fuerzas generada
% ' por las cargas de la ' of
roca
Fenémeno de

adsorcidn casi
nulo

Superficie de la Roca

Figura 5.9 Esquema del fendmeno de adsorcion cuando la concentracion del agente quimico (c) es mayor a la
concentracién micelar critica (cmc).
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CONCLUSIONES

CONCLUSIONES

La combinacion de métodos térmicos y quimicos, mediante los cuales actua la
temperatura en combinacién con agentes quimicos modificadores de la
mojabilidad, tiene un efecto positivo en la recuperaciéon de aceite por
imbibicién.

A mayor temperatura los quimicos presentan mayor recuperacion de aceite.

Los principales mecanismos de recuperacion que actuaron al combinar un
método térmico con uno quimico son: cambio en la mojabilidad de la roca por
medio de los agentes quimicos, incrementando la tendencia a ser mojada por
agua; y reduccidon de la viscosidad del aceite a través de la temperatura, a
medida que ésta se incrementé.

Los agentes quimicos empleados a la temperatura de 50°C y 70°C recuperaron
entre 50-60% del aceite original, mientras que a la temperatura de 100°C la
recuperacién de aceite fue de 70-80%.

Los agentes quimicos modificadores de la mojabilidad fueron mas eficientes a
menores concentraciones (0.05% y 0.1%), lo cual representa un gran beneficio
econdmico si pensamos en una posible aplicacidon a nivel de yacimiento de ésta
combinacion de métodos.

El efecto fisico-quimico de las micelas en la superficie de la roca afecta el
comportamiento de adsorcion de los quimicos modificadores de la mojabilidad,
es decir, al incrementarse la concentraciéon del agente quimico la formacién de
micelas se hace presente e impiden que los mondmeros del quimico se logren
adsorber en la roca.

Los tres quimicos empleados pertenecientes a la familia de Surfactantes Amesus
mostraron compatibilidad con el agua (o estabilidad acuosa) ante las duras
condiciones a las que fueron sometidos, a alta salinidad (283,324 ppm) y alta
temperatura (100°C), con lo cual se asegura su uso para futuras pruebas.

A la temperatura de 50°C y 70°C el Quimico C tuvo un mejor desempeiio,
mientras que a 100°C el Quimico B fue mas eficiente.

Es importante sefialar que la aplicacion de los métodos de recuperacién
mejorada es muy sensible al precio del barril de petrdleo, en el caso de este
trabajo se estd hablando de implementar dos procesos de recuperacién, con lo
cual incrementarian considerablemente los costos y resultaria poco favorable su
aplicaciéon ante una caida en el precio del petrdleo, sin embargo ante un
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panorama econémico favorable su aplicacidn seria 6ptima dado que los factores
de recuperacidn que se obtienen son significativos.

RECOMENDACIONES

Realizar pruebas a condiciones de yacimiento para evaluar la eficacia de los
surfactantes.

De llevarse a cabo una posible aplicacién de esta combinacién de métodos, se
recomienda que la inyeccion de quimicos se realice por arriba de Ia
concentraciéon micelar critica (cmc), con la finalidad de que la formacién de
micelas permitan que el quimico tenga un buen alcance durante el barrido en el
yacimiento; de esta manera se garantiza que a través de la dilucién de micelas,
conforme avanza la zona de barrido, lleguen los monémeros a zonas lejanas del
punto de inyeccion a cumplir la funciéon de cambiar la mojabilidad de la roca y
asi se tenga alcance en toda la zona del yacimiento.

Desarrollar Modelos de permeabilidad relativa y presion capilar que incluyan
efectos de los quimicos para su uso en simuladores que ayuden a evaluar
correctamente el flujo de hidrocarburos en el yacimiento.
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APENDICE A

APENDICE A

CALCULOS PARA DETERMINAR EL VOLUMEN TOTAL DE ROCA

Dimensiones Volumen
#de
muestra de fotalde

Largo (cm) Ancho (cm) Altura (cm) Roca
roca laE)
13 2.094 1.987 1.278 5.317
28 2.413 2.166 1.341 7.009
11 2.304 2.097 1.725 8.334
17 2.193 2.173 1.055 5.027
4 2.179 2.063 1.271 5.713
20 2.173 1.835 1.344 5.359
10 1.978 2.109 1.308 5.456
14 2.291 2.194 1.279 6.429
22 2.166 1.993 1.720 7.425
33 3.300 2.057 1.410 9.571
34 2.077 1.932 1.431 5.742
40 2.265 2.244 1.322 6.719
38 1.936 2.126 1.523 6.269
5 1.725 2.056 1.520 5.391
35 2.252 2.051 1.341 6.194
39 2.238 2.289 1.166 5.973
37 2.213 2.077 1.227 5.640
32 2.242 2.083 1.265 5.908
36 2.135 2.142 1.375 6.288
8 2.067 2.001 1.557 6.440
31 2.220 2.320 1.240 6.386
15 2.170 1.740 1.480 5.588
1 2.110 2.030 1.060 4.540
26 2.280 2.190 1.220 6.092
25 1.910 2.060 1.450 5.705
3 2.125 2.200 1.160 5.423
6 2.050 2.160 1.520 6.731
29 2.300 2.075 1.300 6.204
19 2.220 2.000 1.260 5.594
7 2.115 2.200 1.410 6.561
12 2.120 2.270 1.710 8.229
30 2.197 2.253 1.361 6.737
21 2.158 2.116 1.506 6.877
27 2.249 2.079 1.258 5.882
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APENDICE B

CALCULOS PARA DETERMINAR EL VOLUMEN ORIGINAL DE ACEITE

APENDICE B

El volumen original de aceite se determiné mediante la siguiente formula:

Volumen Original =

Peso de la roca con aceite — Peso de la roca sin aceite

Densidad del Aceite

Densidad del aceite = 0.985 (gr/cmg)

Teniendo que para 50°C:

Peso delaroca | Pesodelaroca Volumen
L. ., # de muestra . . . ..
Quimico Concentracién sin aceite con aceite Original
de roca 3
(gr) (gr) (cm?)
Amesus 3100 0.05% 27 12 13.27 1.289
Amesus 3100 0.10% 30 13.74 15.16 1.442
Amesus 3100 0.20% 21 14.16 15.56 1.421
Amesus 1100 0.05% 25 11.78 12.96 1.198
Amesus 1100 0.10% 3 10.89 11.95 1.076
Amesus 1100 0.20% 26 12.53 13.78 1.269
Amim 001 0.05% 19 11.08 12.28 1.218
Amim 001 0.10% 12 17.37 19.06 1.716
Amim 001 0.20% 7 13.43 14.83 1.421
(=)




APENDICE B

CALCULOS PARA DETERMINAR EL VOLUMEN ORIGINAL DE ACEITE

Para 70°C:
Peso del
#de Peso de laroca esodefa Volumen
. ., . . roca con "
Quimico Concentracion muestra de sin aceite N Original
3
roca r cm?)
(gr) (&) (
Amesus 3100 0.05% 32 11.31 12.56 1.269
Amesus 3100 0.10% 36 12.41 13.75 1.360
Amesus 3100 0.20% 35 12.25 13.55 1.320
Amesus 1100 0.05% 39 12.31 13.6 1.310
Amesus 1100 0.10% 38 12.92 14.22 1.320
Amesus 1100 0.20% 33 13.81 15.23 1.442
Amim 001 0.05% 22 15.68 17.15 1.492
Amim 001 0.10% 5 10.73 11.95 1.239
Amim 001 0.20% 8 13.34 14.64 1.320
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APENDICE B

CALCULOS PARA DETERMINAR EL VOLUMEN ORIGINAL DE ACEITE

Para 100°C:
# de muestra Pesg de la_ roca | Pesode la.roca Vol_ul_nen
Bufiinies Concentracion de roca sin aceite con aceite Orlguslal
(gr) (gr) (cm?)
Amesus 3100 0.05% 28 14.92 15.9 0.995
Amesus 3100 0.10% 13 10.82 11.86 1.056
Amesus 3100 0.20% 4 11.86 13 1.157
Amesus 1100 0.05% 10 11.26 12.36 1.117
Amesus 1100 0.10% 15 11.5 12.67 1.188
Amesus 1100 0.20% 14 13.05 14.37 1.340
Amim 001 0.05% 17 10.52 11.62 1.117
Amim 001 0.10% 20 11.23 12.42 1.208
Amim 001 0.20% 11 17.03 18.65 1.645

54

~
—



APENDICE C

APENDICE C

CALCULOS PARA DETERMINAR LA POROSIDAD CON ACEITE DE LAS MUESTRAS DE
ROCA

La siguiente formula se empled para determinar la porosidad con aceite:

Volumen de Poros*

Porosidad = ( ) x 100

Volumen Total de Roca

Teniendo que para 50°C:

#de Volumen de Volumen Porosidad
Quimico Concentraciéon | muestra Poros Total de Roca
de roca (cm3) (cm?)

Asml';s:s 0.05% 27 1.289 5.882 21.92

A3m1¢:)s(;1s 0.10% 30 1.442 6.737 21.40

A;E)s;s 0.20% 21 1.421 6.877 20.67

ATlc.:)s:s 0.05% 25 1.198 5.725 20.93

A’I“l‘:)"‘(;‘s 0.10% 3 1.076 5.423 19.84

A:E)s:s 0.20% 26 1.269 6.092 20.83
Amim 001 0.05% 19 1.218 5.594 21.78
Amim 001 0.10% 12 1.716 8.229 20.85
Amim 001 0.20% 7 1.421 6.561 21.66

*Partiendo del hecho de que cada muestra de roca se saturd al 100% de aceite, se tiene que: el
volumen original de aceite es igual al volumen de poros.
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APENDICE C

CALCULOS PARA DETERMINAR LA POROSIDAD CON ACEITE DE LAS MUESTRAS DE

ROCA
Para 70°C:
# de Volumen de Volumen Porosidad
Quimico Concentracidn muestra Poros Total de Roca
de roca (ecm?) (em?)
A;nlzs;s 0.05% 32 1.269 5.908 21.48
A;n;:)s:s 0.10% 36 1.360 6.288 21.63
A?lzs;s 0.20% 35 1.320 6.194 21.31
AT;:)S(;JS 0.05% 39 1.310 5.973 21.93
AT;:)S;S 0.10% 38 1.320 6.269 21.05
ATE)S;S 0.20% 33 1.442 6.671 21.61
Amim 001 0.05% 22 1.492 7.425 20.10
Amim 001 0.10% 5 1.239 5.391 22.98
Amim 001 0.20% 8 1.320 6.448 20.47
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APENDICE C

CALCULOS PARA DETERMINAR LA POROSIDAD CON ACEITE DE LAS MUESTRAS DE

ROCA
Para 100°C:
#de Volumen de Volumen Porosidad
Quimico Concentracion muestra Poros Total de Roca
: 3 (%)
de roca (em?) (em?)
A?I?;s 0.05% 28 0.995 7.009 14.20
A?ﬁ;‘ i 0.10% 13 1.056 5.317 19.86
A:?.s;s 0.20% 4 1.157 5.713 20.26
A'l“l‘;“(;‘s 0.05% 10 1.117 5.456 20.47
Ar;lll:)s(;.ls 0.10% 15 1.188 5.588 21.26
Ar;:zs;s 0.20% 14 1.340 6.429 20.85
Amim 001 0.05% 17 1.117 5.027 22.21
Amim 001 0.10% 20 1.208 5.359 22.54
Amim 001 0.20% 11 1.645 8.334 19.73
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APENDICE D

APENDICE D
CALCULOS PARA DETERMINAR EL FACTOR DE RECUPERACION

El factor de recuperacion del aceite se determiné mediante la siguiente formula:

Volumen Recuperado de Aceite> 100

Factor de Recuperacion = (
P Volumen Original de Aceite

donde:
Peso del Aceite Recuperado

Densidad del Aceite

Volumen Recuperado de Aceite =

Densidad del aceite = 0.985 (gr/cmg)

Teniendo que para 50°C:

Volumen Peso del Volumen
# de . . . Factor de
- . Original Aceite Recuperado .,
Quimico Concentracion | muestra . . Recuperacion
de roca de Aceite | Recuperado de Aceite (%)
(em?3) (gr) (cm?®) :
A;"l'“;s;s 0.05% 27 1.289 0.639 0.649 50.30
A;"I%s:s 0.10% 30 1.442 0.719 0.730 50.62
A;’lzs;s 0.20% 21 1.421 0.615 0.624 43.91
ATI‘:)S(;’S 0.05% 25 1.198 0.621 0.631 52.66
ATI‘:)S(;‘S 0.10% 3 1.076 0.616 0.625 58.08
ATI%S(;'S 0.20% 26 1.269 0.645 0.655 51.59
Amim 001 0.05% 19 1.218 0.733 0.744 61.11
Amim 001 0.10% 12 1.716 0.717 0.728 42.45
Amim 001 0.20% 7 1.421 0.748 0.760 53.46
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APENDICE D

CALCULOS PARA DETERMINAR EL FACTOR DE RECUPERACION

Para 70°C:

Volumen Peso del Volumen
# de . . . Factor de
- . Original Aceite Recuperado N
Quimico Concentracion | muestra . . Recuperacion
de roca de Aceite | Recuperado de Aceite (%)
(cm?) (gr) (cm3) .
A;"l%s;s 0.05% 32 1.269 0.700 0.711 56.04
A;’ﬁ;’s 0.10% 36 1.360 0.697 0.708 52.04
A:’lf;s 0.20% 35 1.320 0.721 0.732 55.45
ATI‘;S:S 0.05% 39 1.310 0.698 0.709 54.14
ATI‘:;;‘S 0.10% 38 1.320 0.729 0.740 56.08
A:::)s;s 0.20% 33 1.442 0.713 0.724 50.20
Amim 001 0.05% 2 1.492 0.923 0.937 62.77
Amim 001 0.10% 5 1.239 0.724 0.735 59.35
Amim 001 0.20% 8 1.320 0.786 0.798 60.47
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APENDICE D

CALCULOS PARA DETERMINAR EL FACTOR DE RECUPERACION

Para 100°C:
# de Vol.ur.nen Peso.del Volumen Factor de
- - Original Aceite Recuperado .
Quimico Concentracion muestra . . Recuperacion
de roca de Aceite Recuperado de Aceite (%)
(ecm?3) (gr) (cm3) 4
Ag‘lzs;'s 0.05% 28 0.995 0.781 0.793 79.69
A;";s:s 0.10% 13 1.056 0.760 0.771 73.05
Asmizs:s 0.20% 4 1.157 0.747 0.758 65.53
ATS‘;S 0.05% 10 1.117 0.913 0.927 83.02
A
'1“1‘;5:5 0.10% 15 1.188 0.800 0.813 68.40
Arl"l%s;'s 0.20% 14 1.340 0.892 0.905 67.55
Amim 001 0.05% 17 1.117 0.815 0.827 74.06
Amim 001 0.10% 20 1.208 0.922 0.936 77.51
Amim 001 0.20% 11 1.645 1.188 1.206 73.34
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APENDICE E

APENDICE E

CALCULOS PARA DETERMINAR LA SATURACION DE ACEITE RESIDUAL

Para calcular la saturacion de aceite residual se empled:

Volumen de Aceite Residual)

Saturacion de Aceite Residual = (
Volumen de Poros *

donde:

Volumen de Aceite Residual = Volumen original de aceite — Volumen recuperado de aceite

Teniendo que para 50°C:

#de Volumen Volumen (\zllgl,:gir; Saturacién
Quimico Concentracion muestra Original Recuperado . de Aceite
3 3 Residual ;
de roca (em?) (em?) 3 Residual
(em?)

A3m1(:)S(;js 0.05% 27 1.289 0.649 0.641 0.497
A;“l‘:;;‘s 0.10% 30 1.442 0.730 0.712 0.494
A;“l‘;s(;‘s 0.20% 21 1.421 0.624 0.797 0.561
A’I"l‘zs;s 0.05% 25 1.198 0.631 0.567 0.473
ATlt:)s(;.ls 0.10% 3 1.076 0.625 0.451 0.419
A;nlzs;s 0.20% 26 1.269 0.655 0.614 0.484
A(r;:)l:{n 0.05% 19 1.218 0.744 0.474 0.389
A(r)'l:)llm 0.10% 12 1.716 0.728 0.987 0.576
A(')‘;'lm 0.20% 7 1.421 0.760 0.661 0.465

*Partiendo del hecho de que cada muestra de roca se saturé al 100% de aceite, se tiene que: el
volumen original de aceite es igual al volumen de poros.
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APENDICE E

CALCULOS PARA DETERMINAR LA SATURACION DE ACEITE RESIDUAL

Para 70°C:
Volumen .
#de Volumen Volumen de Aceite Saturacion
Quimico | Concentracién | muestra Original Recuperado . de Aceite
= 3 Residual .
de roca (cm?) (cm?) 3 Residual
(em”)
A?EJS(;‘ ® 0.05% 32 1.269 0.711 0.558 0.440
Asmizs:s 0.10% 36 1.360 0.708 0.652 0.480
A:‘l‘:)s(;‘s 0.20% 35 1.320 0.732 0.588 0.445
AT;S:S 0.05% 39 1.310 0.709 0.601 0.459
Arl“l‘zs(;‘s 0.10% 38 1.320 0.740 0.580 0.439
A'l“l‘:)s(;'s 0.20% 33 1.442 0.724 0.718 0.498
A(';'(‘)'lm 0.05% 22 1.492 0.937 0.556 0.372
A(')'(‘)'l'“ 0.10% 5 1.239 0.735 0.503 0.406
A(')'(‘)'lm 0.20% 8 1.320 0.798 0.522 0.395
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APENDICE E

CALCULOS PARA DETERMINAR LA SATURACION DE ACEITE RESIDUAL

Para 100°C:
#de Volumen Volumen Vo'::;: de Saturacion
Quimico | Concentracion muestra Original Recuperado f de Aceite
3 3 Residual .
de roca (cm?3) (cm?) 3 Residual
(cm?)

Ars":(’)-"(;'s 0.05% 28 0.995 0.793 0.202 0.203
A:‘;:)s; ° 0.10% 13 1.056 0.771 0.285 0.270
A:‘l‘;s:s 0.20% 4 1.157 0.758 0.399 0.345
ATI‘::‘(;‘S 0.05% 10 1.117 0.927 0.190 0.170
ATI‘:;;‘S 0.10% 15 1.188 0.813 0.375 0.316
Arl"l‘:)"‘;s 0.20% 14 1.340 0.905 0.435 0.324
A(')'(‘)'lm 0.05% 17 1.117 0.827 0.290 0.259
A(')'(‘)'lm 0.10% 20 1.208 0.936 0.272 0.225
A(')‘;'lm 0.20% 11 1.645 1.206 0.438 0.267
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