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RESUMEN

En Ecuador los crudos pesados representan el 20% de las reservas probadas a nivel
nacional. Sin embargo, producirlos ha sido todo un reto, por su bajo factor de recuperacion
debido a sus caracteristicas, las altas viscosidades del petrdleo, la baja movilidad, entre otros.
Esto hace que sea necesario el desarrollo e implementacion de métodos y tecnologias de
recuperacion mejorada o terciaria, por tanto, se busca producir al maximo los recursos

disponibles de forma amigable con el medio ambiente.

Los nuevos avances de las tecnologias de extraccién de hidrocarburos en los Gltimos afios
han sido probados y uno de ellos y sobre el cual se enfoca esta investigacion es, empleando
métodos quimicos en los cuales se inyecta solventes para modificar la viscosidad, en
soluciones acuosas. Y asi, desplazar el petroleo y generar tensiones interfaciales muy bajas

entre el crudo y el agua por adsorcion en la fase liquido — liquido.

Para ello es necesario la seleccion de un yacimiento que cumpla con las caracteristicas
requeridas para la respectiva aplicacion de este método. Considerando que si se incrementa
la eficiencia de barrido se logrard optimizar la movilidad del banco de petréleo hacia los

pozos productores, y asi mejorar el factor de recobro.
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ABSTRAC

In Ecuador, heavy crude represents 20% of the proven reserves nationwide. However,
producing them has been a challenge, due to their low recovery factor due to their
characteristics, high oil viscosities, low mobility, among others. This makes it necessary to
develop and implement improved or tertiary recovery methods and technologies, therefore,

it seeks to produce the maximum available resources in an environmentally friendly way.

The new advances in hydrocarbon extraction technologies in recent years have been
proven and one of them and on which this research is focused is, using chemical methods in
which solvents are injected to modify the viscosity, in aqueous solutions. And thus, displace
the oil and generate very low interfacial tensions between the oil and the water by adsorption

in the liquid-liquid phase.

For this, it is necessary to select a reservoir that meets the characteristics required for the
respective application of this method. Considering that if the sweep efficiency is increased,
it will be possible to optimize the mobility of the oil bank towards the producing wells, and

thus improve the recovery factor.
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INTRODUCCION

El petroleo crudo se utiliza como una de las fuentes de energia méas importantes del
mundo. Existen diferentes etapas en la produccion de petréleo crudo en las que se recupera
hidrocarburo. La recuperacion primaria consiste en la etapa inicial, a través de la cual el
petréleo crudo es producido por las energias naturales o0 mecanismos de produccion del
yacimiento, tales como la expansion, compactacion, empuje de gas, empuje de gas en
solucién y empuje de agua. Mientras que la recuperacion secundaria contiene inyeccién de
gas y/o agua para desplazar el petroleo del yacimiento al pozo. Solo un tercio del petréleo
original en sitio (POES) en el yacimiento se puede producir por la recuperacién primaria y
secundaria (Cooney, 2015 “c.p” Stanislaus, 2017). Por lo que, para extraer mas petrdleo del
yacimiento que los métodos convencionales, aparecen los métodos de recuperacion mejorada

de petrdleo (EOR) o también llamada recuperacion terciaria.

Los métodos de recuperacion mejorada o terciaria EOR se emplean en muchos
yacimientos de petroleo maduros, para mantener o aumentar el factor de recuperacion.
Ademas, optimizan el flujo de hidrocarburos desde el yacimiento al pozo o para recuperar
mas petrdleo después que la recuperacion primaria y secundaria (inyecciones de agua y gas)
no sean rentables, a través, de la aplicacion de calor y productos quimicos o solventes.
Asimismo, (Sara Biillow Sandersen 2012 “c.p” Stanislaus, 2017), nos sefala que el EOR es
un proceso mediante el cual la energia externa y los materiales se introducen en el yacimiento
para influir en la tension interfacial (IFT) entre el petroleo y el agua, las propiedades de los
fluidos, las condiciones de humectabilidad, formacion de gradientes de presion para

prevalecer sobre la retencion y la movilizacion del crudo

La inundacion de surfactantes es una de las técnicas mas prometedoras en EOR quimica
desde la década de 1970 porque pueden reducir significativamente la (IFT) y alterar las
propiedades humectantes. Hay que tener en cuenta que, para mejorar la tasa de recuperacion
del petroleo crudo, se debe aumentar el nimero capilar adimensional, que es la relacion entre

las fuerzas viscosas y las fuerzas de inercia (Zhang, 2014 “c.p” Stanislaus, 2017).

Para aumentar el numero de capilares lo suficientemente alto como para un
desplazamiento eficiente del petroleo, se necesita una tension interfacial ultra baja (IFT) entre
el petroleo crudo y el agua de formacion de alrededor de 0.001 mN/m. El surfactante se



conoce genéricamente como jabdn, sin embargo; es una contraccion del término agente
activo superficial. Este tiene la capacidad de adsorberse en las interfaces de dos fases
inmiscibles (petroleo y agua) y cambiar la energia libre de esas interfaces. Todo esto debido
a que los surfactantes tienen un grupo hidrofilico e hidrofébico en su estructura. EI grupo
hidrofilico atraera agua mientras que el grupo hidrofdbico atraera petréleo reduciendo el IFT
entre el petroleo crudo y el agua de formacion para mejorar la recuperacion de petréleo
(Morshedi, 2014 “c.p” Stanislaus, 2017).

La herramienta de simulacién final que se considerd y seleccioné de forma secuencial
para modelar los datos experimentales fue el simulador STARS de CMG. Este simulador,
que es implementado por multiples empresas de la industria del petrdleo, es conocido por su
capacidad para modelar modelos a escala de laboratorio y de campo, al mismo tiempo que

tiene la capacidad de manejar comportamientos quimicos complicados.

En el presente estudio, una serie de experimentos de inundaciones se llevaron a cabo para
encontrar la recuperacion adicional utilizando agua, alcali, polimero y surfactante,
determinando asi una simulacion exitosa usando el software STARS (CMG) y los resultados
fueron comparados entre si. A través de un enfoque metddico utilizado para identificar los
mejores valores de entrada, se crearon modelos de simulacion tanto para la inundacion o
desplazamiento de agua como para la inundacion de surfactante, SP y ASP, que produjeron
resultados que coincidian bien con los datos experimentales. Con estos modelos, tanto el

corte de agua como la produccién acumulada de petroleo se combinaron con éxito.

En dltima instancia, comprender como simular el comportamiento del surfactante a escala

central mejorara la capacidad de modelar las inundaciones de surfactantes a escala de campo.



CAPITULO |

1.1. ASPECTOS GENERALES
1.1.1. Antecedentes

La recuperacion primaria suele ser baja en los yacimientos de petroleo pesado y, como
resultado, es necesario utilizar métodos de recuperacion secundarios y terciarios. Sin
embargo, la recuperacion térmica seria el método de eleccion en dichos yacimientos, pero en
casos especificos, los métodos quimicos EOR pueden convertirse en mejores opciones para

implementar.

Dentro de las técnicas de recuperacidon quimica tenemos la inyeccion de Surfactantes,
Ilamados también Tensioactivos; y se deriva del inglés Surface active agents, los cuales son

sustancias empleadas para disminuir la tension superficial entres dos fases de una emulsion.
Para que una sustancia se considere tensioactiva requiere de dos grupos:

e Una polar (hidrdfilo), la cual se disuelve perfectamente en agua, por ejemplo: el
azUcar, acido formico y la urea.
e Y otro no polar (hidr6fobo), llamada también lipofilicas, las cuales se disuelven

en hidrocarburos; es decir son insolubles en agua. (repositoriodigital.uns.edu.ar)

Una investigacion realizada por R. Al-Jabri, A. A.-M.-A., & and, D. R. (2018) del
“Estudio experimental de polimero tensioactivo para un Campo de Petréleo Pesado en el Sur
de Oman” expresa que el ASP (Polimero tensioactivo Alkali) ha sido considerado como el
Gnico método de EOR quimico viable para reducir la saturacién de petréleo por debajo de su
valor residual. El alcali tiene la ventaja de reducir la adsorcion del surfactante, especialmente
con el petréleo pesado, y también de combinarse con componentes &cidos del petréleo para
generar surfactantes in situ. Sin embargo, hay que tener en cuenta que el uso de alcali puede
ser muy problematico cuando la inyeccidén y / o el depdsito de agua contienen mas que
pequefias cantidades de cationes divalentes, como se demuestra en Taber. Asi como el
transporte de grandes cantidades de alcali puede causar problemas logisticos, si el sitio de
aplicacion se encuentra en zonas remotas. Como resultado de esto, los investigadores y

operadores desarrollaron el uso de surfactantes - polimeros (SP), sin alcali; la inyeccion de



este reside bajo evaluacién debido a sus ventajas, aunque nunca se han probado en campos

que posean una viscosidad del petroleo alta.

Asimismo, otro trabajo elaborado por Michelene Rosero, J. C., & Regalado Padilla, E. R.
(2017) de "Screening de Métodos de Recuperacion Mejorada de Petrdleo con potencial de
Aplicarse en el Campo Pungarayacu" sefiala que esta investigacion realizé una evaluacion de
los diferentes tipos de métodos de recuperacion mejorada de petréleo como: inyeccion de gas
miscible o inmiscible (nitrogeno, CQO2), inyeccion quimica (polimeros, surfactante,
soluciones alcalinas, mezcla de aditivos quimicos), métodos termales (combustion in situ,
inyeccion de vapor), que podria aplicarse en el Campo Pungarayacu mediante una
caracterizacion petrofisica usando el software Petrel. Una vez obtenido esto se detalla cual

es el mecanismo mas apropiado a ejecutarse en dicho Campo.

Por otro lado, Anzhou Feng, G. Z. (2012 realizd6 un “Estudio de la inundacion de
surfactante-polimero en yacimientos de petroleo pesado” donde sefiala que la recuperacion
en yacimientos de petréleo pesado desarrollado por; inundacion de agua convencional e
inundacion quimica son métodos que se aplica a menudo. Sin embargo, la inundacion de
alcali / surfactante / polimero (ASP) tiene ventajas tanto en barrido como en eficiencia de
desplazamiento. Ademas, reduce la relacion de movilidad entre el agua y el petrdleo
mejorando la viscosidad de la fase de desplazamiento, asi como su eficiencia al reducir la
tension interfacial (IFT). Si bien, el alcali en el sistema ASP puede reaccionar con los
minerales de la roca, causando incrustaciones en el sistema de produccion y cerca del pozo,
y la emulsion W / O formada en el fluido producido es demasiado estable para
romperse. Igualmente, en la consideracion del IFT y el consumo de alcali, a menudo requiere
una alta concentracion de alcali (0,6% en peso ~ 1,2% en peso) para el petrdleo pesado con
bajo indice de acidez, lo que conducira a un fuerte efecto sensible a la sal para el polimero,
reduciendo la viscosidad del compuesto. En vista de los problemas anteriores, los

investigadores propusieron la inundacion de polimero tensioactivo (SP).

Igualmente, Monika Santa, G. A. (2011) en su investigacion de “Surfactantes sostenibles
en la recuperacion mejorada de petroleo” expresa que, durante los dltimos afos, las
actividades de investigacion sobre métodos EOR basados en surfactantes han aumentado

significativamente y las inundaciones de varios de estos ya se han aplicado en combinacion



con alcalinos y polimeros en campos petroliferos maduros. Sin embargo, las autoridades
reguladoras exigen cada vez mas que los productos quimicos EOR sean ambientalmente
racionales. Surfactantes Sostenibles basados en materias primas renovables, que muestran
una buena biodegradabilidad en condiciones aerébicas como son los alquilpoliglucésidos
(APGs), tensioactivos no idnicos que estan compuestos por un alcohol y un resto a base de
glucosa. Se aplican en fluidos de perforacion seguros para el medio ambiente, en agentes de
limpieza de pozos, como espumantes en la recuperacion de petroleo pesado y para reducir
tension interfacial en los procesos de recuperacion de petroleo terciario inducidos por
surfactante, ademas, también pueden aplicarse en condiciones de alta salinidad y
temperaturas elevadas donde los surfactantes convencionales a menudo no se pueden usar

mas.
1.1.2. Planteamiento del Problema

La inyeccion de surfactantes es un método quimico de recuperacion terciaria de petrdleo,
tiene como fundamento principal inyectar fluidos en el yacimiento, con el fin de desplazar el
petréleo y generar tensiones interfaciales muy bajas entre el crudo y el agua por adsorcién en
la fase liquido — liquido; el uso de estos proviene de dos propiedades fisicas esenciales: la
capacidad de adsorberse a las interfases (adsorcion) y su tendencia a asociarse para formar

estructuras organizadas (asociacion).

Existen casos, en los que aun con las técnicas convencionales de drenaje aplicadas,
dependientes de las condiciones fisicas de los yacimientos, se abandonan los yacimientos,
ademas de la declinacion temprana de la produccién, rendimiento de este y/o la alta
viscosidad del crudo; por lo que se considera que si se disminuye la saturacion residual de
hidrocarburos y se incrementa la eficiencia de barrido se lograra mejorar la movilidad del
banco de petroleo hacia los pozos productores, y asi obtener un buen factor de recobro

(recuperacion entre 10 y 15%).

Para lo cual, se debe seleccionar un nimero de pozos no productores, que se ajusten a las
caracteristicas necesarias para convertirse en inyectores, con la intencion de obtener una
mejor aplicacién de este método; ademas es fundamental realizar la caracterizacion de las
propiedades fisicas del yacimiento, para conocer la capacidad de almacenamiento y

productividad, obteniendo los parametros petrofisicos de la roca y la interaccion de los fluido;



al mismo tiempo logrando datos como: cementacion, compactacion mecéanica, saturacion,

compresibilidad, tensién superficial e interfacial, humectabilidad, presion capilar, entre otros.

No obstante, este solo puede ser implementado, si se realiza una buena seleccion del
tensioactivos (anionicos, cationicos, no idnicos y anfoltéricos), ya que al ser una técnica que
altera las propiedades del petrdleo, no solo ayuda a restaurar la presién de formacién sino
también el flujo de fluidos en el yacimiento. Al mismo tiempo, va a depender de algunos
parametros relacionados con el tipo de surfactante seleccionado, por ejemplo, la temperatura
de la Formacion y la naturaleza del agua de la microemulsion en un tratamiento con
polimeros y surfactantes (SP), otros parametros importantes son: la presién, profundidad,
zona productiva neta o arena neta, permeabilidad, saturaciones de petréleo residual y agua,
porosidad y las propiedades del fluido del yacimiento, tales como la gravedad API y la

viscosidad.

Los parametros como la viscosidad, permeabilidad, espesor de la zona productiva, factor
volumeétrico, tasa de produccién, presion del yacimiento y del fondo fluyente, temperatura,
radios del pozo y de drenaje del pozo, entre otros, son necesario para evaluar el
comportamiento de la Formacion como son: el indice de Productividad (IP) y la ecuacion de
Darcy, debido a la variacion de la presion sobre una regién de la Formacion drenada por un
pozo en particular. Dicha informacion permitird caracterizar el yacimiento, su produccion y
en consecuencia el comportamiento de afluencia para conocer la capacidad de entrega de
fluidos del yacimiento, los cuales dependen de las propiedades petrofisicas, las propiedades
del fluido y la presién estatica, asi como realizar los modelos estaticos y dinamicos del

sistema pozo - yacimiento.

De igual manera el tensioactivo debe ser el apropiado, para optimizar el tratamiento y
ahorrar en inversion, equipos y productos, posterior a esto, puede ser aplicado a un Campo,
el cual depende de muchas variables como: propiedades de la roca, fluidos, tipo de empuje 0
mecanismo de produccion, proceso de explotacién, velocidad o mecanismo de extraccion,

nimero de pozos y localizacion.

Por lo antes expuesto, en la investigacion se presenta como alternativa la inyeccién de
productos quimicos (surfactantes), con un simulador numérico, los cuales Unicamente

modifican las propiedades fisicas de los fluidos sin alterar las propiedades quimicas del



yacimiento, para movilizar el petréleo remante e incrementar el factor de recobro de
yacimientos, que producen crudos pesados entre 4 - 14 °APl y un IP < 0.5, asi mismo una
comparacion entre la inyeccion de surfactantes comunmente utilizada y los nuevos
tensioactivos desarrollados en la industria quimica - petrolera que estan representadas en
conjunto con otros aditivos quimicos, ya sea polimeros naturales o sintéticos y alcali, entre
otros, Todo esto en funcion de la evaluacion de las propiedades de tension interfacial del
petréleo-agua del yacimiento, considerando mantener la energia del yacimiento y asegurar

que la movilidad de los fluidos este bien controlada

1.1.3. Objetivos
1.1.3.1. Obijetivo General
e Aplicar los nuevos avances sobre el manejo de los surfactantes en la recuperacion

mejorada de petroleo.

1.1.3.2. Objetivos Especificos
e Caracterizar las propiedades fisicas del yacimiento
e Determinar los pardmetros para el aumento del Factor de Recobro en el
Yacimiento
e Analizar los diferentes escenarios de drenaje en el yacimiento mediante soluciones
surfactantes

e Realizar el proceso de inyeccion de surfactantes en el campo

1.1.4. Justificacion

El avance de las nuevas tecnologias, en el uso de los surfactantes en las técnicas de
recuperacion mejorada (EOR), en su diversidad van a depender de la cantidad de petrdleo

que se busca recuperar, es decir el aumento del factor de recobro en el yacimiento.

Una de las técnicas mas utilizadas son los métodos térmicos para crudos pesados, aungque,
una técnica con mayor potencial es el llamado método quimico con inyeccion de surfactantes,
que reduce la tension superficial adsorbiendo la interface de liquido-gas, ademas de reducir

la tension interfacial entre el crudo y el agua por adsorcién, por lo que puede alcanzar una



recuperacion importante en la zona de barrido, sin embargo, se considera la mas compleja

debido al esfuerzo cientifico técnico para lograr aplicarse.

Los métodos de drenaje mediante surfactantes han sido probados en varios ensayos o
experimentos cientificos con resultados que funcionan, pues considerandose la eficiencia
geométrica y vertical del barrido, permiten recuperar un gran porcentaje de petréleo en la

zona barrida.

Por esta razon se justifica la investigacion planteada considerando implementar esta
técnica mediante la simulacién numérica de yacimiento. Si bien la simulacion es un paso
necesario en la interpretacion de los procesos de la recuperacion y una herramienta, con la
cual se pueden realizar analisis de sensibilidades de los parametros involucrados en el
proceso de recuperacion, también puede establecer la estrategia mas eficaz que llevara a cabo

el estudio de optimizacion, brindando la oportunidad de obtener la mejor rentabilidad posible.

Para esto se hace necesario una revision de la documentacién referente al simulador, sus
componentes y el modelo matematico para el desarrollo del modelo. De esta manera lograr

un manejo adecuado del simulador y una correcta interpretacion de los resultados obtenidos.



CAPITULO II
MARCO TEORICO

2.1. CRUDOS PESADOS

2.1.1. Clasificacion de los Crudos
Existen diferentes tipos de clasificaciones, tales como: Quimicas, industriales,
econdmicas y genéticas.

Tabla 1. Clasificacién Quimica
Fuente: Adaptada de (Valencia Godoy, 2014)

DENSIDAD DE LAS FRACCIONES DE PETROLEO (gr/cm®)

FRACCIONES
BASE PARAFINICA BASE INTERMEDIA BASE NAFTENICA
250 - 275 °C (@ P. Atm.) >0,8251 0,8251 - 0,8597 <0,8597
275 - 300 °C (@ 5,3 KPa.) >0, 8762 0,8762 - 0,9334 <0,9334

Segln su base Tabla 1 (la base muestra la cantidad hidrocarburos predominantes), los

petrdleos crudos se clasifican en tres tipos:

e BASE PARAFINICA: Los petroleos crudos de este tipo se componen de
hidrocarburos de la serie parafinica (CnH2n + 2).Y se caracterizan por tener muy
poca cantidad de asfaltos.

e BASE INTERMEDIA O MIXTA: Estos hidrocarburos contienen tanto parafinicos
como nafténicos

e BASE NAFTENICA: Aqui predominan en los hidrocarburos de la serie nafténica

(CnH2n). Y dan un residuo pesado oscuro o asfalto.(Valencia Godoy, 2014)

No obstante, la clasificacion general del petrdleo se basa en la facilidad de flujo del
petrdleo crudo y, por lo tanto, refleja sus caracteristicas técnicas desde la produccién hasta el

transporte y, finalmente, hasta el proceso de refinacion. (Demirbas et al., 2016)

Por ello, el método de clasificacion mas popular es propuesto por la American Petroleum

Institution, que utiliza la gravedad relativa como criterio (Temizel et al., 2016).
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De acuerdo con el estandar de gravedad API, el petroleo se clasifica de la siguiente forma:

Tabla 2. Clasificacion general de los crudos

Elaborado por: Evelyn y Johanna

PETROLEO CRUDO | DENSIDAD (g/cm®) | GRAVEDAD °API

Extrapesado >1 10
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

2.1.2. Propiedades del Petroleo Pesado

El petroleo y sus productos derivados, son mezclas bastante complejas de hidrocarburos.
Asi que es necesario conocer la diferentes propiedades fisico-quimicas para caracterizar los
productos que se pueden derivar, igualmente para determinar su calidad y composicion,
quienes afectan directamente los costos de produccion y de comercializacion, la calidad del
petréleo también influye de forma directa con las tecnologias que se van a utilizar, en lo
corresponde a las actividades de exploracion, transporte, almacenamiento, industrializacién

y comercializacién (Valencia Godoy, 2014).

El petréleo pesado se define como el petréleo liquido de menos de 20° de gravedad API
0 maés de 200 cp de viscosidad en las condiciones del yacimiento, ademas es un fluido algo
movil bajo gradientes de presion naturalmente existentes (PetroWiki, n.d.). Dicha definicion
estd basada en sus propiedades fisicas, quimicas o en una combinacion de ambas. Claro esta
que el analisis quimico, aunque es considerado riguroso y consume mucho tiempo en
realizarlo refleja a menudo los atributos fisicos que se miden mas facilmente. (Zambrano
Torres, 2018)

Las caracteristicas fisicas mas faciles de medir son la gravedad API y la viscosidad.
Criterios que normalmente se adoptan a nivel de refinerias y campos de petréleo para

clasificar el petréleo (Demirbas et al., 2016)
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2.1.2.1. Gravedad Especifica

La gravedad especifica del liquido, p,, se define como la relacion entre la densidad del
liquido y la densidad del agua, ambas tomadas a la misma temperatura y presion.

_Po

Y
° pw

La gravedad especifica parece no ser dimensional ya que las unidades de densidad del
liquido son las mismas que las unidades de densidad del agua; Sin embargo, esto no es
estrictamente cierto. En realidad, en el sistema inglés las unidades son

_ po _ Ib/pie? de petréleo

o

pw  lb/pied de agua
Algunas veces la gravedad especifica se da como sp. gr. 60° / 60°, lo que significa que

las densidades tanto del liquido como del agua se midieron a 60°F y presion atmosfeérica.

La industria petrolera también usa otro término de gravedad llamado gravedad API que se

calcula de la siguiente manera:

141,
°API =

Yo

—131,5

donde y, es la gravedad especifica a 60° / 60°. Esta ecuacion fue ideada para que los

hidrometros pudieran construirse con escalas lineales.
2.1.2.2. Factor de Volumen de Formacién del Petréleo

El volumen de petréleo que ingresa al tanque de almacenamiento en la superficie, es
menor que el volumen de petréleo que fluye hacia el pozo desde el yacimiento. Esta variacion
en el volumen de petréleo que acompafia el cambio de las condiciones del yacimiento a las

condiciones de la superficie se debe a tres factores.

El factor mas importante es la evolucién del gas del petréleo a medida que la presion
disminuye de la presion del yacimiento a la presion superficial. Esto provoca una
disminucion bastante grande en el volumen del petréleo cuando hay una cantidad

significativa de gas disuelto.
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La reduccion de la presién también hace que el petréleo restante se expanda ligeramente,
pero esto se ve compensado en cierta medida por la contraccion del petréleo debido a la
reduccion de la temperatura.

La variacion en el volumen de petroleo debido a estos tres factores se expresa en términos
del factor de volumen del petréleo; el cual se define como la relacion entre el volumen del

petréleo y su gas disuelto en condiciones de yacimiento con el volumen en condiciones del
tanque de almacenamiento.

B—V0+G rb
° vy, STB

V,(rb)= volumen de petrdleo en el yacimiento
G = gas disuelto que sale del yacimiento en las condiciones del yacimiento

V,(STB) = Volumen de petrdleo que ingresa al tanque de almacenamiento en condiciones
estandar

Las unidades son barriles de petroleo en condiciones de yacimiento por barril de tanque
de petroleo, rb/STB. El volumen de petroleo del tanque de almacenamiento siempre se
registra a 60 °F, independientemente de la temperatura del tanque de almacenamiento. Por
lo tanto, el volumen de liquido del tanque de almacenamiento, como el volumen de gas
superficial, se registran en condiciones estandar. La forma de la curva de presion Bo frente a
la de presion se muestra en la Figura 1

Unidades - rb (petrdleo y gas disuelto)

12

B, rb./stb
T

1000 2000 3000

Presion (psig)

Figura 1. Factor de Volumen de Formacién del Petréleo

(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)
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El reciproco del factor del volumen de formacion de petroleo es llamado el ‘factor de

contraccion’
b, = —

El factor de formacién B, puede multiplicarse por el volumen de petrdleo del tanque de
almacenamiento para encontrar el volumen del yacimiento requerido para producir ese
volumen de petroleo del tanque de almacenamiento. El factor de contraccion se puede
multiplicar por el volumen de petroleo del yacimiento para encontrar el volumen del tanque

de almacenamiento.
2.1.2.3. Relacién Gas-Petroleo en Solucién

A menudo nos referimos a la solubilidad del gas natural en el petréleo crudo como si se
tratara de un sistema de dos componentes. Aunque es conveniente discutir el gas disuelto de
esta manera, de hecho, el gas y el petréleo son mezclas multicomponentes, y las cantidades

de gas y petroleo se establecen por equilibrio de gas-liquido.

La cantidad de moléculas formadoras de gas (moléculas ligeras) en la fase liquida a la
temperatura del yacimiento estd limitada solo por la presion y la cantidad de moléculas
ligeras presentes. Se dice que un petroleo negro esta saturado cuando una ligera disminucién
de la presion permitira la liberacién de algo de gas. La presion del punto de burbuja es un

caso especial de saturacion en el que se produce la primera liberacion de gas.

Por otro lado, la Figura 2 proporciona una forma tipica de solubilidad del gas en funcion
de la presion de un liquido de yacimiento a temperatura del yacimiento. Como se menciond
anteriormente, cuando la presion del yacimiento esta por encima de la presién del punto de
burbuja, el petroleo esta subsaturado, es decir, capaz de contener mas gas (moléculas ligeras)
si el gas estuviera presente. Como la presion del yacimiento cae el gas no sale de la solucién
hasta que se alcanza el punto de burbuja, sobre este rango de presion, por lo tanto, el gas en
solucion es constante. A la presion del punto de burbuja, correspondiente a la temperatura
del yacimiento, se producen dos fases, gas y petrdleo. Por lo tanto, el gas restante en solucién

disminuye.
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La cantidad de gas disuelto en un petréleo en las condiciones del yacimiento se denomina
relacion gas-petroleo en solucion. La relacion gas-petrdleo en solucion es la cantidad de gas
que se desprende del petroleo a medida que éste se transporta desde el yacimiento a las
condiciones de la superficie. Esta relacion se define en términos de las cantidades de gas y
petréleo que aparecen en la superficie durante la produccién.

_ Vo 5cf
* V, STB

V;=Volumen del gas producido en la superficie en condiciones estandar
7, =que ingresa al tanque de almacenamiento en condiciones estandar

Los volumenes de superficie de gas y liquido se refieren a condiciones estandar, de modo

que las unidades son pies cubicos estandar por barril de tanque de almacenamiento, scf/ STB.

600 -

si

400

R scf/stb

200

I | I I | | J

1000 2000 3000
Presion (psig)

Figura 2. Relacién Gas-Petr6leo en Solucion
(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)

La relacion gas-petroleo en solucion también se Ilama relacidén gas-petréleo disuelta y
ocasionalmente solubilidad de gas.

Estos parametros de petréleo negro, B, y R  se ilustran en la Figura 3 a, b y ¢ de (Heriot-
Watt & Todd, 2011)., donde presentan la curva R ¢ y B, para el campo Big Sandy en los

Estados Unidos. También se presenta el concepto visual de los cambios durante la
disminucion de la presién y la temperatura.
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Figura 3. Relacion gas-petréleo y el factor de volumen de formacion de petréleo para el yacimiento de Big Sandy
Field

(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)

2.1.2.4. Factor de Volumen de Formacién Total

El volumen de petroleo a la presion més baja es B, . La relacion gas-petroleo en solucién
en el punto de burbuja es Ry, menos la cantidad restante en solucidn a la presion mas baja,
R,. El gas desprendido se Ilama gas libre. Se convierte en condiciones de yacimiento

multiplicando por el factor de volumen de formacion de gas, Bj.

Este volumen total es el factor de volumen de formacién total.
B =B, + Bg(Rsb — Ry)

El factor de volumen de formacion de gas debe expresarse en unidades de rb/scf, y el
factor de volumen de formacion total tiene unidades de rb/STB. Los dos factores de volumen
de formacidn son idénticos a presiones superiores a la presion del punto de burbuja ya que

no se libera gas en el yacimiento a estas presiones.

La diferencia entre los dos factores a presiones por debajo de la presién del punto de
burbuja representa el volumen de gas liberado en el yacimiento. El volumen de este gas es
By(Rsp — Rs) rbde gas/STB.
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El factor de volumen de formacién total también se llama factor de volumen de formacion

de dos fases.

—(:) Gas |
Bg(Rsb'Rs)

Bob QOil

oil | B,

Figura 4. Factor de volumen de formacion total o factor de volumen de dos fases
(Heriot-Watt & Todd, 2011)

La figura 4 cambio de volumen a medida que la presion se reduce por debajo del punto de

burbuja a temperatura constante del yacimiento.

Es importante tener en cuenta que B; no tiene significancia de volumen en términos de
yacimiento ya que la suposicién en B; es que el sistema permanece constante. Como se
menciond anteriormente, si la presion cae por debajo del punto de burbuja en el yacimiento,
el gas que sale de la solucion se aleja de su petroleo asociado debido a sus caracteristicas de

permeabilidad relativa favorables.

La figura 5 da una comparacion del factor de volumen de formacion total con el factor de
volumen de formacién de petréleo. Claramente por encima de Pb, los dos valores son
idénticos ya que no se libera gas libre. Debajo de Pb, la diferencia entre los valores representa

el volumen ocupado por el gas libre.

17



Presion Pp

Figura 5. Factor de volumen de formacidn de petréleo y total
(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)

El valor de B, puede estimarse combinando estimaciones de B, y calculo de B, y valores

de solubilidad conocidos para las presiones en cuestion.
2.1.2.5. Coeficiente de Compresibilidad del Petréleo

Los cambios del volumen del petroleo por encima del punto de burbuja son muy
significativos en el contexto de recuperacion de petrdleo subsaturado. Las variaciones del
factor del volumen de formacion de petréleo por encima del punto de burbuja reflejan estos
cambios, pero se incorporan mas fundamentalmente en el coeficiente de compresibilidad del

petréleo o compresibilidad de petrdleo

La ecuacién para la compresibilidad de petrdleo es:

C = 1(av)
° y\oP

en términos de factores de volumen de formacion, esta ecuacién produce

= 1(630)
°~ B,\oP/;

Suponiendo que la compresibilidad no cambia con la presién la ecuacion anterior puede ser

integrada para producir;
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Co(P, = Py) = —In -~

Donde P; & P,, y V; &V, representan la presion y el volumen en las condiciones 1y 2.
2.1.2.6. Coeficiente de Viscosidad del Petrdleo

Uno de los aspectos mas importantes de los petréleos pesados es su viscosidad, ya que la
alta viscosidad de los petroleos pesados afecta directamente la recuperacion y la

productividad del yacimiento (Santos et al., 2014).

El coeficiente de viscosidad es una medida de la resistencia al flujo ejercido por un fluido.
La viscosidad aparece como un coeficiente en cualquier ecuacion que describa el flujo de
fluido.

La viscosidad del petroleo generalmente tiene unidades de centipoise, aunque otras
unidades estan en uso. La viscosidad, como otras propiedades fisicas de los liquidos, se ve
afectada tanto por la presion como por la temperatura. Un aumento de la temperatura provoca
una disminucién de la viscosidad. Una disminucién de la presion provoca una disminucién
de la viscosidad, siempre que el Unico efecto de la presion sea comprimir el liquido. Ademas,
en el caso de los liquidos de yacimiento, hay un tercer parametro que afecta la viscosidad.
Una disminucion en la cantidad de gas en solucion en el liquido provoca un aumento en la

viscosidad y, por supuesto, la cantidad de gas en solucion es una funcién directa de la presion.

La viscosidad de un liquido esta relacionada directamente con el tipo y tamafo de las
moléculas que componen el liquido. La variacién de la viscosidad del liquido con la
estructura molecular no se conoce con exactitud; sin embargo, se sabe que las viscosidades
de los liquidos que son miembros de una serie homologa varian de manera regular, al igual
que la mayoria de las otras propiedades fisicas. Por ejemplo, los hidrocarburos de parafina
pura exhiben un aumento regular de la viscosidad a medida que aumenta el tamafio y la

complejidad de las moléculas de hidrocarburos.

A medida que se agota un yacimiento de petréleo negro, la produccién no solo disminuye
debido a la disminucion de la presion disponible para conducir el petrdleo al pozo y debido

a la competencia del gas libre por el espacio para fluir, sino también debido a la viscosidad
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del petroleo. ha aumentado. No es infrecuente un aumento de diez veces en la viscosidad del

petréleo entre el punto de burbuja y la baja presion del yacimiento.
2.2. FUNDAMENTOS DE LAS PROPIEDADES DE LA ROCA

El material del que puede estar compuesta una roca de yacimiento de petréleo puede variar
desde arena muy suelta y no consolidada hasta una arenisca, piedra caliza o dolomita muy
dura y densa. Los granos se pueden unir con varios materiales, los mas comunes son silice,
calcita o arcilla. El conocimiento de las propiedades fisicas de la roca y la interaccion
existente entre el sistema de hidrocarburos y la formacion es esencial para comprender y

evaluar el rendimiento de un yacimiento dado.

Las propiedades de las rocas se determinan realizando analisis de laboratorio en nacleos
del yacimiento a evaluar. Los nucleos se eliminan del entorno del yacimiento, con cambios
posteriores en el volumen total del nicleo, el volumen de los poros, la saturacién del fluido
del yacimiento y, a veces, la humectabilidad de la formacion. El efecto de estos cambios en
las propiedades de la roca puede variar de insignificante a sustancial, dependiendo de las
caracteristicas de la formacion y la propiedad de interés, y debe evaluarse en el programa de
prueba. Basicamente, existen dos categorias principales de pruebas de analisis de nucleos
que se realizan en muestras de nucleos con respecto a las propiedades fisicas de las rocas del

yacimiento. Estos son:

Pruebas rutinarias de analisis d
nucleos

Permeabilidad

Saturacion

Presion de sobrecarga

Presion capilar

(72}
o
&
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S
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@
h=]
D)
o2
‘©
<
@
S
(%2}
<
o
[}
S
S
o

Pruebas especiales | Permeabilidad relativa

Humectabilidad

Tension superficial e interfacial

Diagrama 1. Pruebas de Analisis de Nucleos
(Adaptado de Ahmed, 2019)

20



Los datos de propiedad de roca anteriores son esenciales para los calculos de ingenieria
de yacimientos, ya que afectan directamente tanto la cantidad como la distribucion de
hidrocarburos y, cuando se combinan con las propiedades del fluido, controlan el flujo de las

fases existentes (gas, petroleo y agua) dentro del yacimiento (Ahmed, 2019).
2.2.1. Porosidad

La porosidad de una roca es una medida de la capacidad de almacenamiento (volumen de
poros) que es capaz de contener fluidos. Cuantitativamente, la porosidad es la relacion entre
el volumen de los poros y el volumen total. Esta importante propiedad de roca esta

determinada matematicamente por la siguiente relacion generalizada:

volumen de poro

volumen total

Donde ¢ es porosidad.

A medida que los sedimentos se depositaban y las rocas se formaban durante los tiempos
geoldgicos pasados, algunos espacios vacios que se desarrollaron se aislaron de los otros
espacios vacios por cementacion excesiva. Por lo tanto, muchos de los espacios vacios estan
interconectados, mientras que algunos de los espacios porosos estan completamente aislados.

Esto conduce a dos tipos distintos de porosidad, especificamente:
2.2.1.1. Porosidad Absoluta

La porosidad absoluta se define como la relacion del espacio total de poros en la roca con
respecto al volumen total. Una roca puede tener una considerable porosidad absoluta y, sin
embargo, no tener conductividad al fluido por falta de interconexién de poros. La porosidad

absoluta generalmente se expresa matematicamente por las siguientes relaciones:

_ volumen total de poro
e

volumen total

volumen total — volumen de grano

a volumen total

Donde ¢, es porosidad absoluta
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2.2.1.2. Porosidad Efectiva

La porosidad efectiva es el porcentaje de espacio de poro interconectado con respecto al

volumen total, o:

volumen de poro interconectado

volumen total

Donde ¢ es porosidad efectiva

La porosidad efectiva es el valor que se utiliza en todos los calculos de ingenieria de
yacimientos porque representa el espacio de poro interconectado que contiene los fluidos de

hidrocarburos recuperables.

La porosidad puede clasificarse segin el modo de origen como: inducida u original. La
porosidad original es la desarrollada en la deposicion del material, mientras que la porosidad
inducida se origin6 por algun proceso geoldgico posterior a la deposicién de la roca. La
porosidad intergranular de las areniscas y la porosidad intercristalina y oolitica de algunas
calizas tipifican la porosidad original. La porosidad inducida se caracteriza por el desarrollo
de fracturas que se encuentran en lutitas y calizas y por los slugs o cavidades de solucién que
se encuentran comunmente en las calizas. Las rocas que tienen porosidad original son mas
uniformes en sus caracteristicas que aquellas rocas en las que se incluye una gran parte de la
porosidad. Para la medicion cuantitativa directa de la porosidad, se debe confiar en las

muestras de formacion obtenidas por extraccion de nicleos.

Una aplicacién importante de la porosidad efectiva es su uso para determinar el volumen
original de hidrocarburos en sitio. Considere un yacimiento con una extension de area A de
acres y un espesor promedio de pies h. El volumen total del yacimiento puede determinarse

a partir de las siguientes expresiones:

Volumen Total = 43,560Ah, ft3

Volumen Total = 7,758Ah, bbl

Donde
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A es la extension de area, acres
h es el grosor promedio

El volumen de poro del yacimiento VP se puede determinar combinando las ecuaciones

anteriores. Expresando el volumen del poro del yacimiento en pies cubicos da:
VP = 43,560Ah¢, ft3
Expresar el volumen del poro del yacimiento en barriles da:
VP = 7,758Ah¢, bbl
2.2.2. Saturacion

La saturacion se define como esa fraccion, o porcentaje, del volumen de poro ocupado por
un fluido particular (petrdleo, gas o agua). Esta propiedad se expresa matematicamente por

la siguiente relacion:

volumen total del fluido

saturacion de fluidos =
volumen de poros

La aplicacion del concepto matematico de saturacion anterior a cada fluido del yacimiento
da:

__volumen de petrdleo

volumen de poro

volumen de petréleo
~ volumen de poro

volumen de petréleo
Sw =

volumen de poro
Donde

S, Saturacion del petréleo

Sg Saturacion del gas

S\ Saturacion del agua
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Por consiguiente, todos los valores de saturacion se basan en el volumen de poros y no en
el volumen bruto del yacimiento. La saturacion de cada fase individual oscila entre cero y

100%. Por definicién, la suma de las saturaciones es 100%, asi:
So+ Sg+ Sy, =10

Se cree que los fluidos en la mayoria de los yacimientos han alcanzado un estado de
equilibrio y, por lo tanto, se habran separado segun su densidad; es decir, el petréleo cubierto
por gas Y el agua por debajo. Ademas del agua del fondo (o borde), habrd agua connata
distribuida en todas las zonas de petréleo y gas. El agua en estas zonas se habra reducido a
un minimo irreducible. Las fuerzas que retienen el agua en las zonas de petroleo y gas se
denominan fuerzas capilares porque son importantes solo en espacios de poros de tamario

capilar.

La saturacion de agua connata (intersticial) S,,. es importante principalmente porque
reduce la cantidad de espacio disponible entre el petréleo y el gas. Generalmente no se
distribuye uniformemente en todo el yacimiento, pero varia con la permeabilidad, la litologia

y la altura por encima de la capa freéatica libre.

Otra fase particular de saturacion de interés se llama saturacion critica y esta asociada
con cada fluido del yacimiento. La definicion y la importancia de la saturacion critica para
cada fase se describe a continuacion.

2.2.2.1. Saturacion critica de petroleo, S,

Para que la fase de petréleo fluya, la saturacién del mismo debe exceder un cierto valor,
que se denomina saturacion critica de petréleo. En esta saturacion particular, el petroleo

permanece en los poros y, a todos los efectos practicos, no fluira.
2.2.2.2. Saturacion residual de petroleo al agua, Sy,

Durante el proceso de desplazamiento del sistema de petréleo crudo de los medios porosos
por inyeccion de agua o gas (o invasion), quedara algo de petréleo restante que se caracteriza
cuantitativamente por un valor de saturacion que es mayor que la saturacion critica de
petrdleo. Este valor de saturacion se denomina saturacion residual de petroleo al agua Sy -
El término saturacion residual generalmente se asocia con la fase no humectante cuando esta

siendo desplazado por una fase humectante.
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2.2.2.3. Saturacion de petréleo movil, S,

La saturacion de petroleo movil S,,, es otra saturacion de interés y se define como la
fraccion del volumen de poro ocupado por el petroleo moévil como se expresa en la siguiente

ecuacion:
Som = 1= Swe — Soc
2.2.2.4. Saturacion critica de gas, S,

A medida que la presién del yacimiento disminuye por debajo de la presion del punto de
burbuja, el gas evoluciona desde la fase de petroleo y, en consecuencia, la saturacion del gas
aumenta a medida que disminuye la presion del yacimiento. La fase gaseosa permanece
inmovil hasta que su saturacion excede una cierta saturacion, Illamada saturacion gaseosa

critica, por encima de la cual el gas comienza a moverse.
2.2.2.5. Saturacion critica de agua, S,

La saturacion de agua critica, la saturacién de agua connata y la saturacion de agua
irreducible se usan de manera intercambiable para definir la maxima saturacion de agua en

la que la fase de agua permanecera inmovil.
2.2.3. Mojabilidad

La mojabilidad o también llamada humectabilidad se define como la tendencia de un
fluido a extenderse o adherirse a una superficie solida en presencia de otros fluidos
inmiscibles. El concepto de humectabilidad se ilustra en la Figura 6. Se colocan pequefias
gotas de tres liquidos (mercurio, petréleo y agua) en una placa de vidrio limpia. Las tres gotas
se observan desde un lado como se ilustra dicha figura. Por otro lado, también se aprecia que
el mercurio conserva una forma esférica, la gota de petréleo desarrolla una forma

aproximadamente hemisférica, pero el agua tiende a extenderse sobre la superficie del vidrio.

La tendencia de un liquido a extenderse sobre la superficie de un solido es una indicacion
de las caracteristicas de humectacion del liquido para el sélido. Esta tendencia de
propagacion se puede expresar mas convenientemente midiendo el &ngulo de contacto en la
superficie liquido-solida. Este angulo, que siempre se mide a través del liquido hasta el

solido, se llama angulo de contacto 6.
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El 4ngulo de contacto 6 ha alcanzado importancia como medida de humectabilidad. Como
se muestra en la Figura 6, a medida que disminuye el angulo de contacto, aumentan las
caracteristicas humedas del liquido. La humectabilidad completa se evidenciaria con un
angulo de contacto cero, y la no humectacion completa se evidenciaria con un angulo de

contacto de 180 °.

La humectabilidad de las rocas del yacimiento a los fluidos es importante porque la
distribucion de los fluidos en los medios porosos es una funcion de la humectabilidad. Debido
a las fuerzas de atraccion, la fase de humectacion tiende a ocupar los poros més pequerfios de

laroca y la fase no humectante ocupa los canales mas abiertos.

Aire

Mercurio
e Petroleo e B
_~—Agua

Plato de vidrio

Figura 6. llustracion de Mojabilidad.
(Adaptado de Ahmed, 2019)

2.2.4. Tension Superficial e Interfacial

Al tratar con sistemas multifasicos, es necesario considerar el efecto de las fuerzas en la
interfaz cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto. Si estos dos fluidos son liquidos y
gaseosos, el término tension superficial se usa para describir las fuerzas que actuan sobre la
interfaz. Mientras que, si la interfaz estd entre dos liquidos, las fuerzas actuantes se

denominan tension interfacial.

Las superficies de los liquidos generalmente se cubren con lo que actia como una pelicula

delgada. Aunque esta pelicula aparente posee poca resistencia, actia como una membrana
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delgada y resiste la rotura. Se cree que esto es causado por la atraccion entre moléculas dentro
de un sistema dado. Todas las moléculas se atraen entre si en proporcion al producto de sus

masas e inversamente como los cuadrados de la distancia entre ellas.

Considere los dos fluidos inmiscibles, aire (0 gas) y agua (o petr6leo) como se muestra
esquematicamente en la Figura 7. Una molécula liquida, que esta alejada de la interfaz, esta
rodeada por otras moléculas liquidas, lo que tiene una fuerza de atraccion neta resultante
sobre la molécula de cero. Sin embargo, una molécula en la interfaz tiene una fuerza que
actua sobre ella desde las moléculas de aire (gas) que se encuentran inmediatamente sobre la

interfaz y desde las moléculas liquidas que se encuentran debajo de la interfaz.

Las fuerzas resultantes estan desequilibradas y dan lugar a tension superficial. La fuerza
de atraccion desequilibrada entre las moléculas crea una superficie similar a una membrana
con una tension medible, es decir, tension superficial. De hecho, si se coloca con cuidado,
una aguja flotara en la superficie del liquido, sostenida por la membrana delgada a pesar de

que es considerablemente méas densa que el liquido.

La tensidn superficial o interfacial tiene las unidades de fuerza por unidad de longitud, por

ejemplo, dinas / cm, y generalmente se denota con el simbolo o.

Pellcula
superflmal
Las moléculas superficiales
Menisco — tiradas haqia el liauido
causan tensién en la
A superficie
f1:§ Z:L:‘s.,m
Moléculas -J
) W!W'IW Las moléculas internas
Petréleo—p=2 \i tiradas en todas las

direcciones

Figura 7. llustracion de tension superficial.
(Adaptado de Ahmed, 2019)
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Si se coloca un tubo capilar de vidrio en un gran recipiente abierto que contiene agua, la
combinacidn de la tension superficial y la humectabilidad del tubo al agua hara que el agua
se eleve en el tubo por encima del nivel del agua en el recipiente fuera del tubo como se

muestra en la Figura 8

El agua se elevara en el tubo hasta que la fuerza total que actla para jalar el liquido hacia
arriba se equilibre con el peso de la columna de liquido que se apoya en el tubo. Suponiendo

que el radio del tubo capilar es r, la fuerza ascendente total F,,,, que mantiene el liquido hacia

up:
arriba, es igual a la fuerza por unidad de longitud de superficie por la longitud total de
superficie, o (Ahmed, 2019)

Fup = (an)(ogw)(cos 0)
Donde
ogw tension superficial entre aire (gas) y agua (petréleo), dinas / cm
® Angulo de contacto

r radio, cm

aire aire

N® (.H
-

ob

Agua Agua

Figura 8. llustracion de tension superficial.
(Adaptado de Ahmed, 2019)
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En los Gltimos afios la tensién interfacial (IFT) se ha convertido en una propiedad fisica
importante en el contexto de la recuperacion de hidrocarburos retenidos en los yacimientos,

en particular para los condensados de gas.

IFT surge del desequilibrio de las fuerzas moleculares en la interfaz entre dos fases.
Durante muchos afios se ha descuidado, pero mas recientemente se ha dado cuenta de que en
los procesos de inyeccion de gas y condensacion; la magnitud de las diversas fuerzas, las
fuerzas superficiales, gravitacionales y viscosas pueden tener un impacto significativo en la
movilidad de las diversas fases. A continuacion, se mencionan brevemente algunas de las

técnicas que se utilizan actualmente en la prediccion de IFT para fluidos de yacimientos.

La tension interfacial disminuye a medida que aumenta la temperatura y la presion, como

se muestra para el efecto de la temperatura para los componentes puros en la figura 9.

35
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Figura 9. Tensiones interfaciales de hidrocarburos
(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)
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Existen varios métodos para predecir IFT y requieren parametros determinados
experimentalmente. El trabajo en compuestos puros ha demostrado que IFT puede estar
relacionado con la densidad, la compresibilidad y el calor latente de vaporizacion. La
perspectiva multicomponente de las propiedades del fluido del yacimiento ha hecho uso de
las relaciones IFT / densidad.

El Método Parachor (Heriot-Watt & Todd, 2011) ha ganado aceptacion donde el IFT entre

vapor y liquido esta relacionado con la diferencia de densidad de las fases respectivas.
([ PL=Pg\*
o (P T M )
Donde p, y pg son las densidades de las fases liquida y gaseosa respectivamente, y M es

el peso molecular. o es el IFT y P; es llamado el parachor.

(Katz, 1959 "c.p." Heriot-Watt & Todd, 2011) ha proporcionado los parachors para
componentes puros como se muestra en la tabla a continuacion y también se presentan en la

figura 10 preparada por datos.

Tabla 3. Parachors, P, por IFT
Fuente: Adaptada de (Heriot-Watt & Todd, 2011)

COMPONENTE | PARACHOR

Metano 77
Etano 108
Propano 150,3
i-Butano 181,5
n-Butano 189,9
i- Pentano 225
n- Pentano 231,5
n-Hexano 271
n- Heptano 312,5
n- Octano 351,5
Hidrogeno 34
Nitrégeno 41
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H Didxido de Carbono ” 78 ”

Parachors ha demostrado que tiene una relacion lineal con el peso molecular de acuerdo

con la relacion;

P, = 21,99 + 2,892M

y también a las propiedades criticas.

600

500

400

300

Parachor, P

200

100

0 50 100 150 200

Peso Molecular

Figura 10. Parachors para calcular la tension interfacial de hidrocarburos de parafina normales
(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)

P, = 0,324T,'/*y.7/®
Donde T, es la temperara critica en kelvin y V. el volumen critico es en cm3 /gmol.

Para aplicar el enfoque de parachors a las mezclas, se puede utilizar el enfoque de
promedio molar de (Weinaug & Katz, 1943 "c.p." Heriot-Watt & Todd, 2011).
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x; y y; son las fracciones moles de los componentes en el liquido y fases del gas.

(Firoozabadi, 1988 "c.p." Heriot-Watt & Todd, 2011) ha proporcionado parachors para

poder realizar calculos para componentes pesados utilizando la siguiente ecuacion:
P, = —11,4 + 3,23M + 0,0022M?

Donde M es el peso molecular de los componentes pesados. Figura 8.

1400
1200 :
1000 v

800

Parachor. P

400

200

0 100 200 300 400 500
Peso Molecular

Figura 11. Parachors de fracciones pesadas para calcular la tension interfacial de los liquidos del yacimiento.
(Adaptado de Heriot-Watt & Todd, 2011)

2.2.5. Presion Capilar

Las fuerzas capilares en un yacimiento de petréleo son el resultado del efecto combinado

de la superficie y las tensiones interfaciales de la roca y los fluidos, el tamafio de los poros y
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la geometria, y las caracteristicas de humectacién del sistema. Cualquier superficie curva
entre dos fluidos inmiscibles tiene la tendencia a contraerse en el area mas pequefia posible
por unidad de volumen. Esto es cierto si los fluidos son petréleo y agua, agua y gas (incluso
aire) o petroleo y gas. Cuando dos fluidos inmiscibles estdn en contacto, existe una
discontinuidad en la presion entre los dos fluidos, que depende de la curvatura de la interfaz

que separa los fluidos. Llamamos a esta diferencia de presion, la presion capilar y es referida
por pe.

El desplazamiento de un fluido por otro en los poros de un medio poroso es ayudado u
opuesto por las fuerzas superficiales de la presion capilar. Como consecuencia, para mantener
un medio poroso parcialmente saturado con fluido no humectante y mientras el medio
también esta expuesto al fluido humectante, es necesario mantener la presion del fluido no

humectante a un valor mayor que el fluido humectante.

Denotando la presion en el liquido humectante por p,, Y que en el liquido no humectante

por phw, la presion capilar se puede expresar como:
Pc = Pnw — Pw
Datos
p. Presion capilar
Pnw Presion de la fase no humectante
pw Presion de la fase de humectacion

Es decir, el exceso de presion en el fluido no humectante es la presién capilar, y esta
cantidad es funcion de la saturacion. Esta es la ecuacion que define la presion capilar en un

medio poroso.

Hay tres tipos de presion capilar:

. Presion capilar agua-petréleo (denotada como Pey,0)
. Presion capilar de gaséleo (denotada como Py,)
. Presion capilar gas-agua (denotada como Pcgy,)

Aplicando la definicion matemaética de la presion capilar expresada por la ecuacion

anterior, los tres tipos de presion capilar se pueden escribir como:
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Pewo = Po — Pw
Pego = Pg — Po
Pegw = Pg — Pw
Donde Pg, P,, P, representan la presion de gas, petréleo y agua, respectivamente. Si las
tres fases son continuas, entonces:
Pegw = Pego — Pewo
2.2.6. Permeabilidad

La permeabilidad es una propiedad del medio poroso que mide la habilidad y capacidad
de la formacion para transmitir fluidos. La permeabilidad, k, es una propiedad de roca muy
importante porque controla el movimiento direccional y la velocidad de flujo de los fluidos
del yacimiento en la formacion. Esta caracterizacion de la roca fue definida matematicamente

por primera vez por Henry Darcy en 1856.

Presiones de Fluidos
Pi Po
A ¢ A
Flujo g Flujo q
> A >
\ V,
"T"

Figura 12. Definicion de permeabilidad.
(Adaptado de Glover, 2014)

De hecho, la ecuacion que define la permeabilidad en términos de cantidades medibles se

Ilama Ley de Darcy.

_ kdp

udL
Donde
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v Velocidad aparente de flujo de fluido, cm / seg

k Proporcionalidad constante, o permeabilidad, Darcy's

u Viscosidad del fluido que fluye, cp

dp/dL Caida de presién por unidad de longitud, atm / cm

La velocidad, v, en la ecuacion anterior no es la velocidad real del fluido que fluye, sino
que es la velocidad aparente, determinada, dividiendo la tasa de flujo por el &rea transversal
a través de la cual fluye el fluido. Sustituyendo la relacion, q / A, en lugar de v y resolviendo

para g resulta en:

kA dp

q=_fﬁ

Donde
q tasa de flujo a través del medio poroso, cm 3/ seg
A area transversal a través de la cual ocurre el flujo, cm ?

Con un caudal de un centimetro cubico por segundo a través de un area de seccion
transversal de un centimetro cuadrado, con un fluido de una viscosidad de un centipoise y un
gradiente de presion a una atmdsfera por centimetro de longitud, es obvio que k es la unidad.
Para las unidades descritas anteriormente, a k se le ha asignado arbitrariamente una unidad
Ilamada Darcy en honor del hombre responsable del desarrollo de la teoria del flujo a través
de medios porosos. Por lo tanto, cuando todas las otras partes de la ecuacion anterior tienen

valores de unidad, k tiene el valor de un Darcy.

Un Darcy es una permeabilidad relativamente alta ya que las permeabilidades de la
mayoria de las rocas de los yacimientos son menores que un Darcy. Para evitar el uso de
fracciones al describir permeabilidades, se utiliza el término milidarcy. 1 Darcy = 1000 md.
(Ahmed, 2019)

2.2.6.1. Controles Sobre la Permeabilidad y el Rango de Valores de
Permeabilidad en la Naturaleza

Intuitivamente, esta claro que la permeabilidad dependera de la porosidad; cuanto mayor

es la porosidad, mayor es la permeabilidad. Sin embargo, la permeabilidad también depende
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de la conectividad de los espacios porosos, a fin de que sea posible una via para el flujo de
fluido. La conectividad de los poros depende de muchos factores, incluidos el tamafio y la
forma de los granos, la distribucion del tamafio de los granos y otros factores, como el
funcionamiento de las fuerzas capilares que dependen de las propiedades humectantes de la
roca.(Glover, 2014)

A pesar de eso podemos hacer algunas generalizaciones si todos los demas factores se

mantienen constantes:

e Cuanto mayor es la porosidad, mayor es la permeabilidad.

e Cuanto mas pequefios son los granos, mas pequefios son los poros y la garganta de
poros, menor sera permeabilidad.

e Cuanto mas pequefio es el tamafio del grano, mayor es el area de superficie expuesta
al fluido que fluye, lo que conduce a una mayor friccion entre el fluido y la roca y, por
lo tanto, menor permeabilidad.

La permeabilidad de las rocas varia enormemente, desde 1 nanodarcy, nD (1 X
107°D) a 1 microdarcy, uD (1 X 107°D) para granitos, lutitas y arcillas que forman
rocas de capa 0 compartimentan un yacimiento, hasta varias especies de rocas de yacimiento

extremadamente buenas.

En general, se aplica un limite de 1 mD a las rocas del yacimiento, debajo del cual, la roca
no se considera como una roca almacén a menos que se apliquen circunstancias inusuales
(por ejemplo, es un yacimiento fracturado). Las permeabilidades para las rocas almacén se
pueden clasificar como en la Tabla 4.

Tabla 4. Clasificacion de permeabilidad del yacimiento.
Fuente: Adaptada de (Glover, 2014)

VALOR DE PERMEABILIDAD (MD) CLASIFICACION
<10 Justa
10 - 100 Alto
100 - 1000 Muy alto
> 1000 Excepcional
2.2.6.2. Permeabilidad Relativa
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Como se indicé anteriormente, la permeabilidad depende de muchos factores. Quizas no
sea sorprendente, uno de esos factores es el grado en que el espacio de poros disponible esta
saturado con el fluido que fluye. El espacio poroso puede no estar completamente saturado
con un fluido, pero puede contener dos 0 més. Por ejemplo, puede haber, y generalmente hay,
tanto petr6leo como agua en los poros. Lo que, es mas, ambos pueden estar fluyendo a
diferentes tasas al mismo tiempo. Claramente, las permeabilidades individuales de cada uno
de los fluidos seran diferentes entre si y no seran las mismas que la permeabilidad de la roca
con un solo fluido presente. Estas permeabilidades dependen de las propiedades de la roca,
pero también de las saturaciones, distribuciones y propiedades de cada uno de los fluidos.

Si la roca contiene un fluido, la permeabilidad de la roca es maxima, y este valor se llama

permeabilidad absoluta.

Si hay dos fluidos presentes, las permeabilidades de cada fluido dependen de la saturacion
de cada fluido, y se pueden representar graficamente contra la saturacién del fluido, como en
la figura 13. Estos se llaman permeabilidades efectivas. Ambas permeabilidades efectivas
son siempre menores que la permeabilidad absoluta de la roca y su suma también es siempre
menor que la permeabilidad absoluta de la roca. Las permeabilidades efectivas individuales
se expresan con mayor frecuencia como una fraccion de la permeabilidad absoluta de la roca
a cualquiera de los dos fluidos cuando estan presentes al 100% de saturacion, y se denominan

permeabilidades relativas.

Por lo tanto, si el 100% de agua ocupa la roca, la permeabilidad absoluta al agua es kaw,

y lo mismo se aplica al 100% de saturacion con petroleo (k,,) y 9as (kag).

Si dos, o los tres, de estos fluidos estan presentes juntos en la roca en alguna saturacion
parcial Sy, S, y Sg, podemos medir sus permeabilidades efectivas, que son ke, keo Y Keg,
que serdn menos que sus valores absolutos. Podemos definir y calcular los valores de
permeabilidad relativa expresando las permeabilidades efectivas como una fraccion de
alguna permeabilidad de base, que es arbitraria pero generalmente la permeabilidad absoluta
de uno de los fluidos presentes. Por ejemplo, si tomamos k,, como la permeabilidad base,

las permeabilidades relativas son:

krw = kew/kao
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krg = keg/kao

kro = Keo/Kao

Tenga en cuenta que el valor preciso de las permeabilidades relativas depende de la
permeabilidad base con la que se calculan, y esto siempre debe citarse cada vez que se utilicen
permeabilidades relativas.

Con referencia a la figura 13 se puede ver que la permeabilidad efectiva y, de ahi, la
relativa de un fluido dado disminuye a medida que disminuye la saturacion de ese fluido, y
que hay un valor umbral de saturacion de cualquier fluido dado que necesita estar presente
antes de eso el fluido se movera. Este ultimo punto es, por un lado, intuitivo, ya que uno
esperaria la necesidad de que haya suficiente fluido antes de que una via conectada y fluida
pueda surgir, y por otro lado critico, porque implica que los fluidos quedan atrapados.

(inamovible) en una roca cuando todavia estan presentes en cantidades significativas.

En la figura, el petroleo estd inmovil hasta que su saturacion sea aproximadamente del
20%, lo que indica que no podemos producir en zonas que contengan menos del 20% de
petréleo, y que no podremos producir el Gltimo 20% de petrdleo en zonas que inicialmente
tienen mayores saturaciones de petréleo. Esto se conoce como la saturacion de petréleo

residual, S,

1.0 \ 1.0
0.8
\k
rq
0.6
swi \ sor

o
=)

g
o

Permeabilidad Relativa al Agua
Permeabilidad Relativa al Petréleo

0.4 0.4
k
'w,
0.2 N /, 0.2
>-\__
0 | - 0
0 0.25 0.5 0.75 1.0

Saturacion de Agua

Figura 13. Curvas de permeabilidad relativa para un sistema de petréleo / agua que estad mojado por agua.
(Adaptado de Glover, 2014)
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CAPITULO I1I
RECUPERACION MEJORADA DE PETROLEOS

3.1. INTRODUCCION A LA RECUPERACION MEJORADA

Los mecanismos de recuperacion primaria y secundaria conforman el 85% de la
produccion mundial con un factor de recobro del 35%, sin embargo, al considerarla baja se
ha implementado nuevos métodos como los de recuperacion mejorada méas conocidos como
EOR ((Enhanced Oil Recovery), que involucra en su mayoria inyeccion de fluidos dentro del

yacimiento.

Recuperacion

Primaria
Sistemas
Flujo natural Artificiales de
: ) Produccion
Recuperacion
Secundaria
Inyeccion de Mantenimiento
agua de presion
Recuperacidn
Terciaria
l
|
. Gas Miscible/f -
Termicos o Inmiscible J Quimicos Otros

Diagrama 2. Clasificacién de las etapas de explotacién de un yacimiento.
Adaptada de Integrated petroleum reservoir, Setter & Thakur (Granados, 2015)

No obstante, las operaciones de recuperacion de petrdleo de un yacimiento siguen distintas
etapas, cada una contiene sus propios mecanismos para la extraccion de petroleo ya sea

natural o artificial; encabezando con la primaria, donde el petréleo es producido por la
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energia natural del yacimiento, continuando con la secundaria que es mas conocida como
inyeccion de agua utilizada después de la declinacion de la primaria, aunque también se
realiza la inyeccion de gas, cuyo objetivo es aumentar la energia natural para desplazar el
petréleo, y finalmente la recuperacién mejorada utilizada cuando el anterior mecanismo deja
de ser util, no obstante, existen yacimientos que contienen crudos que simplemente no pueden
producir de forma natural o por un mecanismo secundario por lo que emplean directamente
un método de recuperacion mejorada, es decir depende del tipo de crudo, la aplicacion de

cada mecanismo.

70
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40

EOR
30 -\\\
Recuperacion|Primaria
20 v \\
10 ~\-~\;,
/ Recuperacion SecundariaN \'\
0 e-/ T

1985 1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030

Miles de millones de barriles diarios

Py

Figura 14. Produccion mundial de petréleo (CNH)
(Alcantara, 2019)

La recuperacion mejorada es la ultima etapa que se realiza en el proceso de recobro de
petréleo, siendo una aplicacion y optimizacion de técnicas avanzadas en el que se trata de
recuperar la mayor cantidad de petréleo in situ (POES) sin afectar las propiedades de la roca,
introduciendo condiciones o fluidos que no se encuentran en el yacimiento y logrando
controlar los fenémenos causantes del entrampamiento del crudo, la humectabilidad,
viscosidad de los fluidos y la tensién interfacial (IFT) que existe entre el petréleo y el agua;
debido que el yacimiento puede contener aun el 60 - 80% de POES despues de la aplicacion
de anteriores métodos de recuperacion, evitando asi el abandono del pozo y pérdidas

econémicas.
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El factor de recuperacion se puede obtener por diferentes métodos ya sea matematicos,
graficos o por simulaciones numeéricas, este esta en un rango de 8 a 15%, dependiendo de las

caracteristicas de los fluidos desplazantes y desplazados.

Este se puede definir como la cantidad de hidrocarburos que se puede recuperar
comercialmente de acumulaciones conocidas, la cual es expresada en porcentaje y se

encuentra en funcién del mecanismo de desplazamiento aplicado.
Ademas, depende de muchas variables entre ellas tenemos:

e Heterogeneidad de la roca

e Propiedades fisicas-quimicas de los fluidos
e Anisotropia de las propiedades de las rocas
e Tipo de empuje

e Proceso de explotacion

e Ritmo de extraccion

e Numero de pozos y su ubicacion

Estas dependen de la certidumbre de ocurrencia, facilidades de produccion y métodos de

recuperacion.

La eleccion del método o es arbitraria, esta depende de los siguientes factores:

a. Caracteristicas del yacimiento
b. Caracteristicas del petroleo

c. Espesor saturado de petréleo
d. Saturacion de agua

e. Profundidad del yacimiento

f. Presion del yacimiento

El factor de recobro de petréleo esta dado por:

Fg

Donde:

N, es el petroleo producido
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N es el petrdleo origina en sitio (POES)

El Petrdleo original in situ es la cantidad acumulada inicial de petréleo que se encuentra
en laroca reservorio. Este célculo se puede obtener por medio de una Simulacion Matematica
o el Método volumétrico, el cual se lo realiza con ayuda de mapas isépacos y los resultados
de estudios petrofisicos promedios del yacimiento; este es expresado por:

7758 * Ax h* @ (1-S,)
Boi

POES =

Donde:

7758 factor de conversion de acres-ft a Bbls

A: area del yacimiento en acres-ft

h: espesor de la formacién que contiene el yacimiento, ft

@: porosidad, decimal

S,,: saturacion de agua, decimal

B,,;: factor del volumen de formacion (factor adimensional)

La recuperacion mejorada se clasifica en dos grupos de métodos:
Métodos Térmicos

Se basa en la inyeccion de agua caliente o vapor en forma continua o alterna y la
combustion in situ, con el propoésito de introducir calor dentro del yacimiento y aumentar la
temperatura y su movilidad, disminuyendo la viscosidad del crudo. Otras tecnologias

incluyen calefaccion electromagnética y radiacién de microondas.
Métodos No - térmicos

Procesos que involucran la inyeccion de sustancias especiales para modificar las
propiedades de los fluidos del yacimiento, mejorando la eficiencia de barrido del petroleo

hacia los pozos productores y la razén de movilidad.

Por lo tanto, los sistemas quimicos pueden ser aplicados a crudos pesados y extrapesados

debido a la informacidn analizada en proyectos de crudos livianos, sin embargo, este varia
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en el aspecto econémico con respecto a la cantidad y concentracion del quimico para el

aumento del factor de recobro.

Quimicos, se realiza mediante inyeccion de polimeros, surfactantes, bases (soluciones
causticas) y mezclas quimicas (ASP, SP), reduciendo las fuerzas capilares e interfaciales
entre el agua y petréleo, aumentando la eficiencia de desplazamiento volumétrico del agua

de inyeccion, mejorando la relacion de movilidad.
Otros, inyeccion microbiana.

La recuperacion terciaria es un mecanismo avanzado que sigue 0O NoO un pProceso
cronoldgico debido a que no estan restringidos como una recuperacion secundaria, ésta puede
ser realizado sin la intervencidén de una recuperacion primaria y secundaria, por ser un
acoplamiento de sucesos mecanicos que pueden ser iniciales o después de una recuperacion
secundaria para alargar la vida productiva de un yacimiento de petréleo de otro poco rentable
y depletado.

Un buen ejemplo de esto, es un yacimiento de crudo pesado o extrapesado que no pueden
ser producidos por ningun método primario ni secundario y solo se obtuvo petrdleo a través

de la inyeccion de vapor, un método de recuperacién mejorada.

La aplicacion de esta técnica se encuentra relacionada con el precio internacional del
crudo, ya que esto representa una inversion adicional en la extraccion del crudo. Por cada
una de estas razones, la recuperacién mejorada mediante inyeccion de quimicos es atractiva

puesto que mejora la eficiencia de barrido y aumenta el factor de recobro de petréleo.

No obstante, no todos los yacimientos son susceptibles a EOR, estas deben ser
seleccionadas mediante practicas efectivas para identificar los mejores candidatos, mediante

proyecciones de suposiciones de flujos efectivos para evaluar la rentabilidad.
3.1.1. Principios de la Recuperacion Mejorada de Petrdleo

Un método de recuperacion mejorada de petréleo tiene como propdsito cumplir uno o mas

de los siguientes objetivos:

3.1.1.1. Mejorar la Relacion de Movilidad
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Definida como la relacion entre la movilidad del fluido desplazante y la movilidad del

fluido desplazado, como se muestra en la siguiente ecuacion:

_ Adesplazante

M =
Adesplazado

En caso de que el fluido desplazante es agua y el desplazado petréleo, la ecuacion se

representa de la siguiente manera:

k
M= Aw(mov.delagua) _ W/uw

j) eoy Ko
o (mov del petroéleo) /uo

k, *u
M= w (0]
ko, *uy,

Donde:
k., , Permeabilidad efectiva del fluido
u vincosidad

Sin embargo, hay que tener en cuenta que si M < 1, significa que el crudo se mueve mas
facilmente que el agua, lo que se considera favorable, pero si M = 1 representa que ambos

fluidos tienen igual movilidad.

Asimismo, si M > 1, significa que el fluido desplazante ya sea agua, se movera mas
facilmente que el fluido desplazado. Por lo tanto, para el desplazamiento efectivo del fluido
es importante conocer la relacion de movilidad, la cual puede hacerse més pequefia por una

de las siguientes maneras:

e Reduccion de la viscosidad del fluido desplazado

e Aumento de la viscosidad del fluido desplazante

e Aumento de la permeabilidad efectiva de petréleo

e Disminucién de la permeabilidad efectiva para el fluido desplazante

3.1.1.2. Incrementar el Namero Capilar

La capilaridad es una cualidad que posee una sustancia de absorber a otra. Cuando un

liquido entra en contacto con una superficie, aparecen fuerzas intermoleculares o de atraccion
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entre las moléculas de la superficie y del liquido, esta fuerza de adhesion es la que da origen

a la capilaridad.

Si el efecto de la atraccion de la superficie al liquido es mayor que la fuerza de atraccion
entre las moléculas del liquido, este asciende por la superficie de contacto. Cuando esto
sucede con las paredes interiores de un tubo de diametro pequefio o capilar, el liquido puede
llegar a subir varios centimetros. En este caso decimos que el liquido moja la superficie. Este
en caso de mercurio y el vidrio la tension superficial le gana a la adhesion, este por ende no
moja la superficie del vidrio como se observa en el caso B. (http://mmc2.geofisica.unam.mx,
2015)

Figura 15. Capilaridad Agua y Mercurio
(http://mmc2.geofisica.unam.mx, 2015)

El NUmero Capilar (Nc) se define como la relacion adimensional entre las fuerzas viscosas

y las fuerzas capilares y se representa por la siguiente ecuacion:

uv  klAp
NC = —_—= —
y vL
Donde:
v velocidad de poro
y tension interfacial entre los fluidos desplazados y los desplazantes (H20 — Oil)

k permeabilidad efectiva al fluido desplazado

Ap/y gradiente de presion a través de la distancia L.

Hay que tener en cuenta que se puede aumentar el nimero capilar, y por lo tanto la
saturacion de petroleo residual disminuye, ya sea reduciendo la viscosidad del petrdleo,

aumentando el gradiente de presion o simplemente disminuyendo la tension interfacial (IFT).
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3.1.2. Factores que afectan al Proceso de Recuperacion Mejorada de Petrdleo

Unos de los principales objetivos de la recuperacion mejorada de petroleo es recuperar la
mayor cantidad de petroleo remanente en el yacimiento.

En la inyeccion de quimicos la recuperacion es afectada por los siguientes factores:

e Volumen poroso a contactarse (Eficiencia VVolumétrica)

e Cambio de saturacion en el Volumen poroso a contactarse (Eficiencia de
Desplazamiento)

e Cambios en la Relacion de Movilidad y en la Tension Interfacial

Estos factores se representan por la siguiente ecuacion:

Clave: y (tension superficial),A (movilidad]
Ep = f(y) Ey = ()
N\ /
\ 4
N\ /
\\ /7
- ’ S, (PV
NP=ED*EA*EV*°( )
4
!
!
'
E, =f()

Figura 16. Factores que afectan a la recuperacién de petréleo en procesos EOR por inyeccién de quimicos.
(Javier, 2013)

3.1.2.1. Eficiencia de Barrido Vertical (E,)

Debido a la heterogeneidad que presenta un yacimiento, solo una fraccién del area vertical
de este, es contactada por el fluido desplazante.

Esta se define con la siguiente ecuacion:

area vertical invadida
E, =~ - - -
area vertical total invadible

Los Factores que afecta la eficiencia vertical de barrido son:

a. Permeabilidad efectiva vertical de la roca (k)
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b. Razdn de movilidad (a > razon de movilidad, < E,,)
c. Heterogeneidad del yacimiento

d. Volumen del fluido inyectado (a > Vi, > E})

ny»
e. Flujo cruzado entre capas

/ ZONA NO BARRIDA

AN

N \\\\\\\\\\\\\\\\\\\\\‘
% NANMNN

RN \\\\\\\\\\\\\\\\\

Area 58
Area EE58 + Area 5SS

Figura 17. Eficiencia de Barrido Vertical E,,
(Loredo, 2012)

3.1.2.2. Eficiencia de Barrido Areal (E,)

Es la fraccion invadida respecto al area horizontal del yacimiento, esta se relaciona con
factores que se dan en la naturaleza, los cuales son incontrolables como: las propiedades de
laroca (k,) y las propiedades del sistema roca — fluido, quienes tienen una influencia directa
sobre el volumen de roca invadido por el fluido inyectado, ademas de la direccion y velocidad

del movimiento de los fluidos.
La eficiencia de barrido areal se representa con la siguiente ecuacion:

area horizontal invadida

Ef =+ - - -
4™ 4rea horizontal total invadible

Factores de los cuales depende la eficiencia de barrido areal:
a. Razdn de movilidad
b. Tipo de arreglo geométrico entre pozos productores e inyectores

c. Heterogeneidad areal
d. Se encuentra en funcién del volumen de fluidos inyectados y del tiempo
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Figura 18. Eficiencia de Barrido Areal Ea.
(Silva, 2013)

3.1.2.3. Eficiencia de Barrido Volumétrico (Ey,)

Se conoce como la fraccion del volumen total del yacimiento, que es invadido o entra en

contacto con el fluido desplazante.
Esta eficiencia se puede definir con las siguientes ecuaciones:

volumen invadido

E, =
Yo ™ yolumen total invadible
Ey, = E, xEy

A.} TNSWEPT

,-'/-' S
Swept area >
A £

Figura 19. Eficiencia de Barrido Volumétrico.
Adaptada de (Loredo, 2012)& (Silva, 2013)

Asimismo, esta eficiencia es afectada por:

a. Barreras estructurales (buzamientos, fallas, fracturas)

b. Cambios laterales y verticales en facies (@, k, geometria)
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3.1.24. Eficiencia Microscopica de Desplazamiento (Ep)

Es la fraccion del volumen de petréleo contactado movilizado, es decir, la fraccion de

petroleo movil que ha sido recuperado de la zona barrida a un tiempo dado.
Se representa a través de la siguiente ecuacion:

Volumen de Petrdleo Contactado movilizado
D =

Volumen de Petrdleo Contactado

También se puede expresar como:

2
Fp = Sf = SS‘f,W
Donde:
S,,+ Saturacion de agua promedio durante la inyeccion
S2: Saturacion de agua inicial

3.1.25. Eficiencia de Recobro (E,)

Se define como el producto entre la eficiencia vertical de barrido y la eficiencia de

desplazamiento.
Esta eficiencia se representa a través de la siguiente ecuacion:
ET' = EV * ED

Como se observa, la eficiencia de barrido y de recobro son los factores principales que
afectan la recuperacion de petrdleo durante el proceso de inyeccion; sin embargo, estos

también son afectados por otros, entre los cuales nombraremos los mas importantes:
1. Razoén de Movilidad

Este factor influye directamente en la eficiencia de desplazamiento, dentro de la eficiencia

microscépica de desplazamiento del petr6leo dentro de los poros.

Para que exista un desplazamiento estable debe existir una M < 1, con el fin de mejorar

la eficiencia de barrido y asi aumentar la recuperacién de petréleo.

Al igual que la eficiencia de desplazamiento, la eficiencia de barrido areal y la vertical
decrecen a medida que crece la razon de movilidad, es decir, si el fluido desplazante fluye
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mas rapido que el petroleo, el desplazamiento es ineficiente desde el punto de vista

macroscopico.

Ademas, la relacion de movilidad es una funcién de la permeabilidad efectiva, la cual esta

en funcidn de la saturacion del fluido y la viscosidad de los fluidos desplazante y desplazado.

Mientras que, si M > 1 el fluido desplazante no formara un frente uniforme a medida que
avanza la inyeccion, tendiendo a canalizarse hacia las areas con mayor permeabilidad y por

ende obtener un recobro sumamente pobre.

Figura 20. Inyeccion de agua y la de polimero con Razén de Movilidad (M>1) desfavorable en un arreglo de
inyeccion 5 spot invertido
(Javier, 2013)

2. Patrones de Inyeccion

En yacimientos homogéneos o continuos, se ha demostrado que la inyeccion de agua es
mas efectiva, si se mantiene la presion por inyeccion en la periferia, si ésta falla por falta de
continuidad entre la periferia y el centro del yacimiento, por la heterogeneidad y baja
permeabilidad, es mejor producir e inyectar por medio de patrones o arreglos de pozos
tomando en cuenta las caracteristicas del yacimiento y de los fluidos que contiene.

De esta manera, se puede utilizar en un proceso de inyeccion arreglos de 5, 7 y 9 pozos,
en yacimientos con cierto grado de heterogeneidad y poco buzamiento; mientras que en
yacimientos inclinados son preferibles los arreglos en linea, para obtener un buen control del

frente de barrido.
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La seleccién depende de la estructura y limites del yacimiento, permeabilidad. continuidad

de las arenas, porosidad y posicion de los pozos existentes.

De esta forma, para obtener un barrido uniforme es necesario que los pozos inyectores se
distribuyan entre los productores, es decir, los pozos productores se convierten en inyectores
0 en otros casos se pueden perforar pozos inyectores interespaciados que posean una buena

distribucion uniforme.

Tabla 5. Caracteristicas de los arreglos de pozos

Elaborado por: Evelyn y Johanna

RELACION ENTRE , ACAIEE TR
ARREGLOS PRODUCTORES E REQUERIDO 5
INYECTORES B ALINEACION DE LOS POZOS
4 pozos 2 Triangulo equilétero
5 pozos 1 Cuadrado
7 pozos Y Cuadrado
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De igual manera si hablamos de las movilidades de los fluidos desplazante y desplazado,

es preferible:

e Un arreglo de 7 pozos normales, si la movilidad del fluido desplazante es menor
que la del petroleo.

e Un arreglo de 7 pozos invertidos, si la movilidad del fluido desplazante es mayor
que la del petroleo.

e Un arreglo de 5 pozos, si la movilidad del fluido desplazante es igual a la del

petréleo.

Sin embargo, los arreglos de 7 pozos son mejor que los de 5 pozos por las siguientes

razones:

e Menor numero de pozos inyectores
e Mayor eficiencia de barrido areal

3. Tasa de inyeccion

Es importante conocer la miscibilidad entre el fluido inyectado y los fluidos presentes en
el yacimiento, debido a que un proceso de inyeccion es miscible cuando su presion es mayor

a la presion minima de miscibilidad.

La alta tasa de inyeccion en yacimientos horizontales disminuye el efecto negativo de la
segregacion gravitacional sobre la eficiencia de barrido vertical, pero puede producir una
rapida canalizacion del fluido desplazante. Mientras que en yacimientos inclinados o

naturalmente fracturados es recomendable inyectar tasas bajas por las siguientes razones:

53




a. Benefician la imbibicion del agua en la matriz y su segregacion gravitacional en las
fracturas

b. Benefician la segregacion gravitacional y evita el Adedamiento (canalizacion) del
frente de invasion

3.1.3. Fendémenos involucrados en la Recuperacion Mejorada de Petréleo

Para comprender el alcance de los diferentes métodos de recuperacion es necesario

entender la naturaleza de los fenémenos involucrados.

3.1.3.1. Fendmeno a la escala de los poros (Capilaridad)

1. Adsorcién

Considerando que el medio poroso contiene solo salmuera (W) y petréleo (O), fases que

se distribuyen segun las leyes de la hidrostatica y de la capilaridad.

La ley fundamental de la capilaridad relaciona la diferencia de presion entre los lados de

una interfase (Presion Capilar) con la curvatura:
P.=P,—P,=2yH
Donde:
y :es la tension interfacial
H: curvatura promedio de la interfase.

La Presion Capilar en procesos de desplazamiento de fluidos inmiscibles en recuperacion
mejorada, es una diferencia de presion entre las fases, en las cuales se obtienen valores de

saturacion de agua irreducible de un yacimiento de las curvas de presion capilar.

Mientras que los fendmenos de adsorcion son importantes, debido a que las sustancias
surfactantes son susceptibles de adsorberse sobre los sélidos presentes, entre ellos: Caliza,
silica y arcillas; ademas pueden generar intercambios ionicos entre los solidos y la fase

acuosa, modificando su composicion.
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Figura 21. Adsorcion de surfactante en la interfase agua — petréleo
(Javier, 2013)

3.1.3.2. Fendmenos a escala del medio poroso

1. Drenaje e imbibicién

Un medio poroso se caracteriza por su geométrica, sin embargo, en el caso de un medio

poroso natural no es posible definir un solo tipo de geometria.

La porosidad es una de las propiedades intrinsecas relacionadas con el movimiento del
fluido monofasico, la cual varia desde 0.05 para medios compactos a 0.48 para un
apilamiento cubico compacto de esferas rigidas del mismo didmetro. Ademas, existen otras
caracteristicas como la permeabilidad, distribucion de los poros, tortuosidad promedia de los

poros y presion capilar en caso de la presencia de dos fluidos inmiscibles.

Asimismo, S, y S,, son las fracciones volumétricas del volumen poroso ocupada por cada
fluido. La reparticion de fluidos depende de la dimension de los poros, tension interfacial,

angulo de contacto y las saturaciones.

En la préctica se establece experimentalmente la variacion de la cantidad de la siguiente

forma:
Pc * L/y
Donde:

55



L representa la longitud del medio
Pc x L/y corresponde a las curvas de drenaje e imbibicion

Estos experimentos pueden mostrar que no es posible desplazar completamente unos de
los fluidos por el otro, en este caso, existe una saturacion residual del orden de 20%
correspondiente a un fluido distribuido en forma de glébulos desconectados unos de los otros

y atrapados por las fuerzas capilares.
2. Ley de Darcy — Permeabilidades relativas

La permeabilidad es la principal propiedad que determina el movimiento de un fluido
monofasico. Esta ley expresa una relacion lineal, la cual esta satisfecha a bajas velocidades

involucradas.

Cuando el agua y petroleo, fluidos inmiscibles se desplazan conjuntamente en un medio

poroso, se puede definir:
e Las presiones P, (fase olesosa) y P, (fase acuosa), cuya diferencia es Pc (presion
capilar)
e Lassaturaciones S,y S,

e Las velocidades de filtracion v, y v,

La velocidad especifica o de filtracion es el flujo volumétrico por unidad de &rea del medio

atravesado y se representa con la siguiente ecuacion:

_ kdP
vE udL

Donde:

v: Velocidad especifica o de filtracion, es decir, el caudal volumétrico dividido por el

area de seccion recta del medio (cm/seg).
ap . .,
o Gradiente de presion, atm/cm

Esta relaciéon define las permeabilidades efectivas (coeficientes k, y k,,), las cuales
siempre son inferiores a la permeabilidad del medio poroso y la relacién entre ellas se conoce

como permeabilidad relativa (k,.).

56



kOW

’

kr(o,w) = k

Cuando la tension interfacial aumenta o los efectos capilares, la posicion de las curvas k,,
y k,, se desplaza hacia abajo, es decir disminuye. Si S, del yacimiento es mayor que S, el
efecto de capilaridad es poco significativo, mientras que si S, se acerca a S, este fendmeno

se vuelve dominante.
3.2.  INTRODUCCION A LOS METODOS QUIMICOS

Los métodos de inyeccidn quimica se consideran una rama especial de los procesos EOR
para producir petroleo residual, después de la inyeccion de agua. Estos métodos se utilizan
para reducir la tensién interfacial, aumentar la viscosidad de la salmuera para el control de la

movilidad y aumentar la eficiencia del barrido en la recuperacion terciaria.

Uno de los propositos principales de las inundaciones quimicas es reducir la saturacion de
petroleo, que esta relacionada con el numero de capilares. La saturacion de petroleo residual
permanecera constante si el proceso de inyeccion se opera con un namero capilar bajo (NC
<10-5), como sucede en las inundaciones de agua. Un incremento del nimero capilar tendra
el efecto de reducir la saturacién residual de petroleo. Se puede lograr un alto nimero de
capilares reduciendo el IFT.

Los procesos que comprenden este método son: la inyeccion de polimeros, surfactantes y
alcalinos. Cada uno de estos quimicos es inyectado en el yacimiento por medio de pozos
inyectores, con el propdsito de reducir las fuerzas capilares e interfaciales en el yacimiento,
ademaés de permitir el desplazamiento del petréleo en el medio poroso.

Sin embargo, debido a innumerables pruebas realizadas en campo mediante
combinaciones de estos, se dieron paso a nuevas alternativas tales como la inyeccién de
alcalino — surfactantes — polimero (ASP) y un interés en las inyecciones que usan un agente

surfactante — polimero (SP).
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Figura 22. Proceso de inyeccion de quimicos
(Granados, 2015)

3.1.4. Inyeccion de polimeros
3.14.1. Polimeros

Viene del griego poli (mucho, varios) y mero (unidad de repeticion). Los polimeros son
macromolécculas de alto peso molecular (10000 o mayor), constituidas por la unidn repetida
de moléculas més pequefias de cadena larga denominadas monoémeros por medio de enlaces
covalentes, los cuales son uniones de elementos no metalicos que pueden estar enlazadas de
forma lineal, tipo injerto, ramificada, en bloque y al azar.

Los polimeros que contienen mondmeros de una sola composicion quimica se Ilaman

homopolimeros, y los que presentan mondmeros de dos o mas tipos quimicos diferentes se
denominan copolimeros.
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Homopolimeros
A-A-A-A-A-A-A
Copolimeros A-B (Heteropolimeros)

» Al azar A-A-A-B-B-A-B-A
» Alternado A-B-A-B-A-B-A-B
» En bloque A-A-A-A-B-B-B-B

» Injerto A-A-A-A-A-A-A-A
B

Figura 23. Tipos de monémeros que lo forman
(Fernandez, s.f.)

Asimismo, las reacciones por las que se unen los monémeros entre si se denominan
reacciones de polimerizacion, la cual se define como un proceso quimico por el cual,
mediante calor, luz o un catalizador se unen varias moléculas de un compuesto de caracter
no saturado (monomero) para formar una cadena de multiples eslabones, de propiedades

distintas y elevado peso molecular.

Figura 24. Molécula de Polimero
(Velasquez, 2006)
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3.14.2. Inyeccién de Polimeros

La inyeccion de polimeros es una de las técnicas mas rentables utilizada por mas de 40
afios, el cual permite un recobro adicional del 5 al 15% de petréleo. Ademas de reducir los
costos de tratamiento y manejo de agua, por la cantidad minima de agua para recuperar la
misma cantidad de petréleo. Asimismo, el agua producida con el polimero puede ser

reutilizada para futuras inyecciones
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Figura 25. Incremento EOR en la Inyeccion de Polimeros
(Geologia del Petrdleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

Este método también se basa en el aprovechamiento de la viscosidad de soluciones
acuosas con polimeros, con el fin de controlar la movilidad de los fluidos de formacion. El
uso mas comun se realiza en procesos de inyeccion de agua, aumentando su viscosidad y
formando un tapdn de polimeros de alto peso molecular para mejorar la razén de movilidad

agua -petroleo, obteniendo un mejor desplazamiento y barrido areal y vertical.

Productor Productor

Inyector In_vetor

Figura 26. Mejoramiento de la eficiencia de barrido areal
Adaptado de (Medina, 2010)
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INYECCION DE AGUA

DESPLAZAMIENTO POLINERICO

SOLUCION
POLINERICA

Figura 27. Mejoramiento de la eficiencia de barrido vertical
(Medina, 2010)

El aumento de la permeabilidad relativa del petroleo y disminucién de la permeabilidad
relativa del agua, es un efecto de los polimeros, con el fin de modificar la curva de flujo

fraccional y mejorar el barrido de petroleo.
Los parametros que influyen en la eficiencia y rentabilidad de este método son:

a. Adsorcion de los polimeros por la roca
b. Cantidad de polimero para reducir la relacion de las movilidades
c. Degradacion de los polimeros por altas temperaturas

d. Inyectividad de las arenas

Para evitar la mezcla entre la solucién polimérica y el agua de alta salinidad, el polimero
es inyectado en forma de bache seguido por agua de baja salinidad, para disminuir el

contraste de movilidad la concentracién de polimero es reducida hasta el Gltimo bache.

Dependiendo de las propiedades que presente el polimero, este funcionard mejor o peor
dependiendo de las condiciones; por lo tanto, se debe considerar los diferentes factores para
seleccionar el polimero 6ptimo. Ademas, de determinar el mejor peso molecular se debe

considerar la viscosidad del petrdleo y la permeabilidad del yacimiento.
Las caracteristicas que diferencian a los polimeros son:

1. Tipo de mondmero

2. Numero de mondémeros o unidad repetidas
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3. Tipo de conexion entre mondmeros
4. Como se ramifican sus cadenas
¢Como se elaboran los polimeros?: Puede ser de diferente materia prima ya sea

natural, el etanol y el hule.
Los polimeros mas utilizados en la industria del petréleo son:

Poliacrilamidas: Polimeros sintéticos mas populares cuya unidad manomérica es la
acrilamida, ademas tiene una polaridad alta lo que genera que sea afin al agua, aumentando
la viscosidad de la solucion, pero no al petroleo; el rendimiento de este polimero depende del

grado de hidrolisis y peso molecular (3 a 10 millones).

CH — CH,— CH — CH, — CH — CH,

C=0 C=0 C=0

NH, NH, NH,

Figura 28. Estructura de la Poliacrilamida
(Medina, 2010)

Para modificar las propiedades de la Poliacrilamida, algunas amidas se sustituyen
quimicamente (hidrdlisis) por el grupo carboxyl, debido a esto se forma una poliacrilamida
parcialmente hidrolizada; tal proceso tiende a incrementar la capacidad viscosificante del
agua dulce y reducir la del agua salada. El grado de hidrolisis esta entre 30 — 35% de los
monomeros de las acrilamidas, si este es menor nos indica que el polimero no es soluble en

agua.

CH = CH, =— CH = CH, = CH = CH,—

cC=0 (|3=O c=0
f!u'Hz (l:J—NT fLHz

Figura 29. Estructura de la Poliacrilamida parcialmente hidrolizada
(Medina, 2010)
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Ademas, aumenta la viscosidad, altera la permeabilidad de la roca en las zonas invadidas

bajando la movilidad efectiva del agua inyectada.

Debido a que este polimero es sensible a la sal, se debe preparar las soluciones en agua

con sélidos disueltos en cantidades inferiores a 10000ppm.

Biopolimero: Denominados polisacaridos, son polimeros naturales formados a partir de
procesos de fermentacion bacteriana, susceptibles a la biodegradacion por lo que se agrega
productos quimicos para protegerlas contra el ataque de bacterias durante el almacenamiento
y usos en el yacimiento; el mas usado es la Goma Xantana, la cual tiene menos peso
molecular que las poliacrilamidas en promedio de 2 a 5 millones, ademas, tiene excelentes

destrezas viscosificantes en aguas salinas a diferencia de las que se presentan en aguas dulces.

Kelzan M.F. (Biopolimero) CH.0H

Goma Xantana

OH

Figura 30. Estructura de un Biopolimero
(Medina, 2010)
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Su propagacion es mas facil en el yacimiento, sin embargo, son propensos a ataques
bacterianos en donde la temperatura es baja. Ademas, son lineales y menos sensibles a la

salinidad.
Semisintéticos: Obtenidos por el manejo quimico de los Biopolimeros.
3.1.4.3. Propiedades de los Polimeros

Los polimeros mas utilizados son aquellos solubles en agua e insolubles en petréleo o
alcohol con alto peso molecular que producen incremento en la viscosidad del agua. Ademas,
tiene concentraciones que varian de 250 y 2000 mg/L de polimeros disuelto en agua, esta no
influencia la cantidad de la absorcion del polimero, asimismo depende del contenido mineral

del agua de yacimiento para que se diluya.

Las moléculas del polimero interactian con la superficie sélida del poro y la matriz

mientras el polimero en solucidn se mueve por el medio poroso.

Los factores que afectan la Recuperacion de Petréleo al usar la inyeccion de polimeros

son:

e Temperatura

e Degradacion de los polimeros a la alta salinidad del agua
e Formacion de geles

e Envejecimiento o degradacion del polimero

e Altos esfuerzos de corte

e Formacion de geles

3.1.4.4. Fendmenos Fisicos involucrados

Estos se pueden dividir en tres grupos principales dependiendo de que fase esta siendo

afectada:

1. Fase Agua
v Incremento de la viscosidad de la fase acuosa a medida que se incrementa la

concentracion del polimero.
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Figura 31. Incremento de la viscosidad del agua
(Ltd., 2017)

Esto se debe a la reduccion de la Relacion de Movilidad (M), cuando se aumenta la
viscosidad del agua, por esta razon al frenar la movilidad del agua, el frente de barrido es

mucho mas uniforme empujando el petréleo de mejor manera.

Inyector Productor
Inyector Productor

Petréleo l

Digitacion viscosa

Inundacion de Agua l

Figura 32. Reduccion de la Relacion de Movilidad
Adaptado de (Ltd., 2017)

v" Viscosidad del polimero vs Tasa de Corte o esfuerzo de cizallamiento

Normalmente cuando se aumenta la Tasa de Corte la viscosidad disminuye, sin embargo,

ocurre dos efectos:

Espesamiento: A medida que se aumenta la Tasa de corte aumenta también la viscosidad,

esto sucede con fluidos elasticos plasticos o fluidos dilatantes.

65



Viscosidad

Tasa de Corte

Figura 33. Espesamiento
(Ltd., 2017)

Adelgazamiento: Disminucion de la viscosidad con el esfuerzo de cizallamiento.

Viscosidad

Tasa de Corte

Figura 34. Adelgazamiento
(Ltd., 2017)

v" Reduccion de viscosidad del polimero por salinidad de agua de formacién

Este fendmeno se puede modelar a través de la Regla de mezclas no Lineal, esta funcion
permite que podamos linealizar de alguna manera esta regla para obtener mejores resultados

con el simulador.
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Figura 35. Viscosidad del Polimero vs Salinidad
(Ltd., 2017)
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Figura 36. Regla de Mezclas No lineal
(Ltd., 2017)

v" Factor de Resistencia Residual
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Denominado en laboratorio como la Diferencia de Presion después del tratamiento sobre

la Diferencia de Presidn antes del tratamiento.

P después tratamiento

RRF =

AP antes tratamiento

Esto sucede cuando se inyecta a un caudal constante y a medida que se va inyectando
algunas particulas de polimeros se adhieren en la superficie de la roca, disminuyendo el
espacio por donde debe pasar el fluido, al disminuir este espacio y estar inyectando a la

misma tasa se debe aumentar la presion para lograr que el fluido pase por un volumen mas

reducido.
400 100%
Inatil Flopaam 38630 Floosam 3630  Ch Flopaam
Water Chase : o 30 Chase o
Water Water Water T 90%
T 80%
300 |
+ 70%
=
% + 680%
o
: "
3 200 50',‘\. O
& &
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Figura 37. Factor de Resistencia Residual
(Ltd., 2017)
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2. Fase Petroleo
La literatura no reporta ningun fenémeno fisico.

3. Fase Roca
v Adsorcidn en la superficie de la particula de polimero que se adhiere a la roca

La adsorcion es la adherencia de algunas particulas de polimero en la superficie de laroca

por cuestiones quimicas.
Aqui se derivan varios efectos:

Maxima Adsorcidn, esta sucede cuando la roca llega a un punto maximo donde no se va

a poder adherir méas particulas.

Adsorcion Residual, cuando detenemos la inyeccion del polimero y se comienza a
inyectar agua fresca, esta agua va a intentar retirar las particulas que estaban inicialmente

adheridas a la superficie hasta cierto punto donde ya no podra retirarlas mas.

Como se observa en la grafica cuando la adsorcion residual es menor a la méxima
adsorcion esto significa que el proceso es reversible, sin embargo, si fueran iguales el proceso

seria irreversible.

Adsorcion
Residual

Polimero adsorbido

Concentracion de Polimero

Figura 38. Adsorcion en la superficie de la particula de polimero que se adhiere a la roca
(Ltd., 2017)

v Volumen de Poro inaccesible (IPV)
Las moléculas de polimero son muy grandes, lo que significa que no todo el volumen

poroso va a tener acceso a este, el cual no va a poder reaccionar en todo el volumen de la

roca debido a:
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Porosidad
Permeabilidad

v
v
v Peso molecular (polimeros) y

v' Distribucién del tamafio poroso

En el laboratorio se debe medir el volumen que queda sin acceso al polimero, es decir, la

fraccion de volumen que no se va a poder alterar.
En el simulador va ir el volumen poroso accesible que viene dado por:
9, =(1—-1IPV).0

@ porosidad original

Figura 39. Distribucién del tamafio poroso
(Ltd., 2017)

v Reduccion del petréleo residual (Sor)

La saturacion residual normalmente disminuye cuando aumenta el nimero capilar, el cual
viene dado por los esfuerzos viscosos sobre los esfuerzos interfaciales, en el cual si se
aumenta la velocidad lo normal es que la viscosidad disminuya por lo que el Numero Capilar
se balancea, es decir, no cambia tanto y por ende el petréleo residual tampoco varia.
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Figura 40. Reduccion de la Saturacion Residual - Numero Capilar
(Ltd., 2017)
u.v
N, =—
o
Donde:

u viscocidad
v velocidad
o lFT

Cuando se habla de fluidos que son visco - elasticos o dilatantes, sucede lo contrario,
cuando aumenta la velocidad la viscosidad también aumenta, se espesa el fluido alterando el
campo de presion y desestabilizando el petréleo entrampado, es decir, empuja mas petroleo
del que estaba antes, por lo tanto, reduciendo el petréleo residual.

Este efecto puede reducir el S,,- ain mas que el efecto Nc.

Por ultimo, el fendmeno de la Degradacion que es la disminucion de la viscosidad del
polimero con el tiempo, estos son efectos que vienen desde el punto de vista mecénico,

quimico, téermico e inclusive bioldgico.
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Figura 41. Degradacion de un Polimero
(Geologia del Petréleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

Degradacion Quimica: Se refiere a la ruptura de la molécula de polimero, ya sea por
ataque de contaminantes (oxido, hierro) por corto plazo o largo plazo a la estructura
molecular por procesos como la hidrolisis. Por lo tanto, la estabilidad quimica del polimero

se debe principalmente por las reacciones de oxidacion — reduccién y la hidrolisis.

Degradacion Mecanica: Debido a las tensiones mecéanicas sobre las macromoléculas,
esta degradacion describe la ruptura de las moléculas cuando estan sujetas a altas velocidades

de flujo en la alta regién de tasa de flujo cerca de un pozo.

Degradacion Bioldgica: Descomposicion microbiana de las macromoléculas de los
polimeros por bacterias o por procesos quimicos gobernados por enzimas, durante el

almacenamiento o en el yacimiento.

Las variables que afectan esta degradacion incluyen el tipo de bacteria, temperatura,
salinidad, presién y otros quimicos presentes; ademas, se presenta principalmente a

temperaturas y salinidades bajas.
3.145. Etapas de la Inyeccion de Polimeros

La inundacion de polimeros se basa principalmente en el aumento de la viscosidad del
agua para obtener un mejor desplazamiento del petroleo y factor de recobro. Asimismo,
disminuir las zonas de mayor permeabilidad originando el flujo del petréleo entrampado en
la de menor permeabilidad. Por lo tanto, las etapas deben ser disefiadas de acuerdo a las

caracteristicas del yacimiento. (Marcillo, 2015)
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1. Preflujo de agua
2. Solucion Polimérica
3. Agua
4. Desplazamiento de Banco de Petroleo
‘ En este bancofluyenaguay aceite Sdlo fluye aceite 1
T o =
Aceite residual Aceite 1
Banco 1
de aceite %%
Banco de D
Agua de Banco de agua y aceite =
inyeccion polimero =
w Agua
congenita

Figura 42. Etapas de la Inyeccion de polimeros
(Medina, 2010)

Primero se inyecta un preflujo de agua de baja salinidad, con el objetivo de preparar el
yacimiento ajustando la salinidad y el pH. Posteriormente, la inyeccion de polimeros, sin
embargo, se debe tener en cuenta su concentracion para impedir la diferencia de viscosidades
entre el agua inyectada y los polimeros y evitar una digitacion viscosa (fingering), lo que

perjudicaria un desplazamiento efectivo.

Finalmente, la inyeccion de agua para desplazar los fluidos presentes en el yacimiento

desde el pozo inyector al productor.
3.1.4.6. Parametros o Criterios Técnicos

Para utilizar la inyeccion de polimeros como un Método de recuperacion mejorada se debe
tener los siguientes aspectos importantes:

Tabla 6. Parametros o Criterios Técnicos de la inyeccion de Polimeros.
Fuente: Adaptada de (Silva, 2013)

CRITERIOS TECNICOS DE LA INYECCION DE POLIMEROS

PETROLEO YACIMIENTO
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i >70
Saturauon de %\/P _
petréleo Promedio 80
Formacion Areniscas, pero se puede
Gravedad API >15, <40 aplicar a carbonatos
>10
Permeabilidad md ]
Promedio 800
Profundidad ft <9000
. . Temperatura °F <200
Viscosidad cp >10, <150
Pres_lor_1 del No Critica
Yacimiento
Empuje de Agua No o Débil
Composicién No Critica
Espesor Neto No Critica

Debido a que la viscosidad del petroleo controla la movilidad del mismo, esta no debe

pasar de 150 cp, ya que al realizar este proceso lo Unico que se busca es reducir la relacion

de movilidad agua — petrdleo.

Asimismo, se toma en cuenta la gravedad API pues esta relacionada directamente con la
viscosidad. También el tipo de formacion, si se presenta formaciones de arcilla la mezcla del

polimero con el agua debe ser evaluada y en formaciones carbonatadas la disolucion de los

carbonatos.

Este metodo tiene la ventaja de mejorar el barrido vertical, sin embargo, es ineficiente
cuando en una inyeccion de agua la saturacion de petréleo movible es baja, lo que conlleva

a necesitar pruebas de laboratorio de ndcleos.

3.14.7.

Limitaciones de la Inyeccion de Polimeros
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Si la viscosidad del petroleo es alta, se necesita mayor concentracion de polimero para
obtener la movilidad deseada

Los resultados son mejores, si la inyeccion quimica se realiza antes que la relacion
agua/petréleo sea alta

Las arcillas incrementan la adsorcion de polimero

Son aceptables algunas heterogeneidades, pero para la inyeccién de polimeros
convencional, debe evitarse los yacimientos con amplias fracturas.

Diagrama 3. Limitaciones de la Inyeccion de polimeros
(PENA, 2016)

3.14.38. Ventajas y Desventajas de la Inyeccién de Polimeros

Ventajas

*Mejora el barrido vertical
*Incrementa el recobro en un 5%
+Controla la movilidad por medio de agentes desplazantes

Desventajas

+Es ineficiente en baja saturacion de petréleo movil
*Topona a la formacién

«Formacion de geles y envejecimiento del polimero
«Funciona en crudos moderadamente viscosos

Diagrama 4. Ventajas y Desventajas de la Inyeccion de Polimeros
(PENA, 2016)

3.1.5. Inyeccién de Surfactantes

Llamado también tensioactivo, agentes de humectacion, jabon, detergente, emulsionante,
etc; derivado del inglés Surface active agents, los cuales son sustancias o sales organicas

formadas por compuestos organicos del petroleo que se usan para alterar la mojabilidad,
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disminuir la tension superficial entre la fase dispersa y la continua, incrementar la solubilidad
del petréleo en el agua o disipar aditivos en agua o petroleo. Ademas, reduce la saturacion

de petrdleo residual, el cual esta relacionado con el nimero capilar.

Algunos estudios han comprobado que el fracaso a algunos proyectos se debe a que la
tension interfacial no se reduce lo suficiente para que se mueva el petréleo y sea desplazado

por el fluido inyectado.

Asimismo, se debe mantener la tension interfacial entre el petroleo y el tapon de la

solucion de surfactante entre 0,01 a 0,001 dinas/cm durante el desplazamiento.
Para que una sustancia se considere tensioactiva requiere de dos grupos:

v" Una polar (hidrdéfilo), la cual se disuelve perfectamente en agua (cabeza), por
ejemplo: el azucar, acido formico y la urea. Esta contiene heteratomos como O, S, N,
P, los cuales aparecen principalmente en los siguientes grupos funcionales: alcoholes,
éster, éter, sulfato, &cido, fosfato, amina, sulfonato, amida, etc. Ademas, este grupo
puede tener grupos con carga o sin carga.

v Y otro no polar (hidréfobo), llamada también lipofilicas (cola), las cuales se disuelven
en hidrocarburos, petroleos o grasas; es decir, son insolubles en agua. Ademas, es una
cadena lineal o ramificada que estan compuestos de hidrocarburos parafinicos,

cicloparafinico o aromatico, el cual puede contener haldgenos.

Cola Cabeza
Hidrofobica Hidrofilica
D90y addd
"2000° 'oade®”

Figura 43. Grupos del Surfactante
(Geologia del Petroleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

La diferencia entre los dos grupos o extremos de la molécula provoca que los surfactantes
puedan romper la tension superficial entre dos fases, ya sea entre un liquido y sélido o entre

dos liquidos insolubles entre si.
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Figura 44. Orientacion de las moléculas de un surfactante en el agua
(SuperredTV, 2018)

La fase hidrofobica es principalmente un hidrocarburo de 8 a 18 carbonos, los cuales
pueden ser de hidrocarburos alifaticos, aromaticos o combinados; mientras que la fase
hidrofilica se compone por grasas y petrdleos naturales, polimeros sintéticos, fracciones en

petréleo o alcoholes con alto peso molecular.

Estas moléculas de familia intermedia con una personalidad no tan definida son conocidas
como moléculas anfifilicas o anfipaticas, comprenden una parte lipofilica que esta constituida
por una o0 mas cuerpos de hidrocarbonados o fluorcarbonados o silanos, unida a uno o varios

grupos polares que se pueden disociar 0 no en iones, denominado hidrofilicos.

Debido a su doble afinidad, la molécula anfifilica no esta cdmoda en solvente polar, ni en
solvente organico. Por lo tanto, se debe satisfacer a ambos tipos de afinidades, donde la parte
polar debe estar solventado por un solvente polar y el grupo apolar por un solvente organico,

dadas condiciones solo ocurren en la frontera de dos fases.

Laughlin define los surfactantes como un anfifilo que abate la tension superficial y forma
agregados coloidales, ya sean cristales liquidos o micelas, en cantidades variables de agua;

descartando como tensioactivo a los alcoholes, aminas y otros anfifilos simples.

El principal objetivo de la inyeccion de tensioactivos es recuperar el petrdleo residual

entre 20 y 40% del volumen poroso, debido a que los surfactantes son compuestos con gran

77



actividad interfacial tanto en superficies agua/aire como en la interfaz agua/petrdleo. Este
quimico inyectado disminuye la tension interfacial y moviliza el petréleo residual, el cual

crea un banco de petroleo; donde, el petréleo y agua fluyen de manera continua.

Para verificar si la movilidad est& controlada, el tapon de surfactante debe ser empujado
por un determinado volumen de polimero, asimismo, se utilizan algunos aditivos que
protegen a los surfactantes contra las sales minerales del agua de formacién por la
precipitacion o secuestro de los cationes divalentes.

También, los tensioactivos poseen una ligera influencia sobre las viscosidades del agua y

petrdleo, pero se influencian en las permeabilidades relativas.

3.15.1. Comportamiento de surfactantes en la interface de fluidos

Las moléculas de surfactantes a bajas concentraciones se propagan en la interface donde
se absorbe promoviendo la disminucion de la tension interfacial (A). Sin embargo, a medida
que se incrementa la concentracion del tensioactivo aumenta la cantidad de moléculas
disponibles para absorberse en la interface, por ende, seguird disminuyendo la tensién
interfacial (B). (Marcillo, 2015)

Asimismo, llegard a un punto donde la tension interfacial permanecera constante (C) a
pesar de seguir aumentando la concentracion del surfactante, este lugar se denominaré
Concentracion Critica Micelar (CCM), lo cual ocurre cuando la interface ha sido

completamente saturada y se han formado las micelas. (Marcillo, 2015)

Tension superficial

Log de la concentracion

Figura 45. Descripcion del comportamiento de la tension superficial vs la concentracion de surfactantes
(Marcillo, 2015)
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3.15.2. Propiedades de los Surfactantes
Entre las propiedades importantes de los tensioactivos tenemos:

v Reduccion de la tensién superficial e interfacial
Solubilizacion micelar
Modificacion del mojado

Formacion de espumas o emulsiones

S X X

Estructuras formadas por los Surfactantes

3.15.3. Parametros o Criterios Técnicos

Para aplicar la inyeccion de surfactantes se debe tener en cuenta los siguientes aspectos

técnicos:

Tabla 7. Parametros o Criterios Técnicos de la Inyeccion de Surfactantes

Fuente: Adaptada de (Silva, 2013)

CRITERIOS TECNICOS DE LA INYECCION DE SURFACTANTES

PETROLEO YACIMIENTO

Saturacion de %VP >30
petroleo

el A = Formacion Areniscas
Permeabilidad md >20
Profundidad ft <9000

Vs cp <30 Temperatura F <175
Pres_lop del No Critica
Yacimiento
Empuje de Agua No o Débil

Composicion .
No Critica Espesor Neto ft >10

La saturacion de petrdleo residual debe ser mayor a 30% con el objetivo de incrementar
la eficiencia de recobro; también, se debe tener en cuenta la salinidad, pues esta podria afectar
el rendimiento de los surfactantes. Por lo tanto, la salinidad del medio acuoso debe ser menor
a 500000ppm.
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3.1.5.4. Fendmenos Fundamentales

No existe una explicacion absoluta, sin embargo, se puede asegurar que todas las

propiedades y usos de los tensioactivos proviene de 2 propiedades fundamentales:

e La capacidad de adsorberse a las interfaces

e Latendencia a asociarse para formar estructuras organizadas
Otra, pero menos importante es su caracter anfifilo.
1. Adsorcion

Definida como un fenémeno espontaneo, impulsado por la disminucién de energia libre
del surfactante. Debido a la dualidad polar-apolar, una molécula de surfactante no puede
satisfacer su doble afinidad, si esta se coloca en una interface agua — aire o agua — petrdleo,
esta se oriente de tal manera que el grupo polar este en el agua y el apolar fuera de esta, en el

aire o en petroleo.

Molécula de Colano polar -

Alre g
surfactante \,
Cabeza polar —
H P \ \

’._ "_ =
< Agua‘ & <
.‘ 3 (]

Figura 46. Adsorcion de Surfactante
(Loredo, 2012)

La adsorcion es causada por la atraccion entre moléculas y la superficie mineral, estas
fuerzas difieren bastante, segun el tipo de surfactante ya sea aniénicos y no iénicos. Ademas,
depende también de la naturaleza de la superficie mineral, adicionalmente de la temperatura,

pH de la salmuera y composicion, concentracion del petroleo y del surfactante.
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La adsorcién de un tensioactivo en una superficie gas — liquido o interface liquido —
liquido produce una reduccion de la tension superficial o interfacial. Esta no solo se limita a

interfases fluido — fluido, sino también en las interfaces liquido — sélido y gas- sélido.

5?“ SRR
e
"“ﬁ%«@&g@%

S 1
I ;-* y !.‘h"v‘}

Figura 47. Adsorcién del Surfactante en diferentes interfases
(Velasquez, 2006)

Esto ocurre cuando una molécula de tensioactivo se coloca en una interfase agua - aire o
agua - petroleo, la cual se orienta de manera que el grupo polar (cabeza) esté en el agua y el

grupo apolar (cola) se ubica fuera del agua ya sea en el aire o en el petrdleo.

Mientras que en el caso de interfase liquido — sélido, la adsorcion se produce a través de
intercambio de iones, interacciones acido — base, apareamiento de iones, polarizacion de

electrones, fuerzas de dispersion e interacciones hidrofébicas.

Los efectos que puede producir la fuerza motriz de adsorcion en la interface liquido —

solido son las siguientes:

v" Atraccion polar por la presencia de cargas eléctricas en el solido
v Efecto hidréfobo

v Formacion de estructuras de baja energia

En las interfases la adsorcion de surfactantes modifica los equilibrios trifasicos solido —
fluido — fluido y conduce a la extension en forma de una monocapa o cambio de mojabilidad
de alguna superficie, fendmenos que son utilizados en procesos industriales como la

hidrofilizacion y la hidrofobacidn, el secado, la lubricacién, la flotacion, la detergencia, etc.
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Figura 48. Fendmenos relacionados a la adsorcion
(Hernandez, 2017)

En general, la adsorcion del tensioactivo incrementa a medida que aumenta la

concentracion de surfactante hasta un valor que alcanza la concentracion micelar critica
2. Asociacion

La asociacion se define como un fendmeno impulsado por efectos hidréfobos, cuando a
una solucidn se le afiade méas surfactante, este se adsorbe a las interfaces disponibles y su

concentracion monomolecular aumenta hasta formar las primeras micelas.

La micela es un polimero de asociacién, el cual la fuerza motriz que favorece su formacion
es el efecto hidrofobo, en otras palabras, la sustraccion de la parte apolar del tensioactivo del
contacto con las moléculas del agua. Sin embargo, se debe considerar una solucién micelar
como un coloide, ya que su tamafio es del orden de 50 a 100 A (angstrom) y presentan

propiedades similares a las soluciones de polimeros.
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ACEITE

Figura 49. Asociacion del Surfactante
(Velasquez, 2006)

El fendmeno de la micelizacién se produce debido a 2 tipos de efectos:

e Efecto hidrofobo, el cual aumenta con el tamafio de la cadena hidrocarbonada

e Los efectos que tiende a favorecer la formacién de una micela

Mientras que los efectos que se oponen en la formacion de una micela es repulsion entre
grupos hidrofilicos, especialmente cuando se trata de surfactantes idnicos. Para reducir este
efecto es necesario la presencia de un alcohol, el cual se intercala entre las moléculas de
surfactante en la interfase o la adicién de electrolitos al producir un efecto de pantalla que

reduce el campo eléctrico intermolecular.

Las micelas son responsables de una propiedad importante de las soluciones de
tensioactivos: su poder solubilizante; esta propiedad permite disolver petréleo en agua o

viceversa.

K

MICELA

Figura 50. Formacion de una micela
(Hernandez, 2017) & (Geologia del Petrdleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)
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3. Caracter Anfifilo

Es una sustancia quimica cuya molécula tiene afinidad a su vez por las sustancias polares
y las apolares. Por lo tanto, la mayoria de los anfifilos son surfactantes por ubicarse en una
superficie 0 una interfase, siendo esta la Unica manera que tiene un tensioactivo para

satisfacer su doble afinidad.
3.155. Clasificacion de los Surfactantes

Los surfactantes desde el punto de vista comercial se venden segun su uso o propiedad de
mayor interés en cuanto a la aplicacion como: jabones, bactericidas, tensioactivos,
detergentes, inhibidores de corrosion, dispersantes, humectantes, emulsionantes, entre otros.
Asimismo, el tipo de comportamiento que muestre el surfactante, depende de los grupos

estructurales en la molécula o mezcla de moléculas.

Estos se fundamentan en el poder de disociacion del tensioactivo en presencia de un

electrolito y de sus propiedades fisicoquimicas.

Anionicos

I6nicos Cationicos

Surfactantes

No Iénicos

Diagrama 5. Clasificacion de los Surfactantes
(Lara, 2015)

» Por la Carga lénica

1. Surfactantes I6nicos

Son considerados i6nicos si su grupo hidrofilico estan cargados eléctricamente, ya sea por

la ganancia o pérdida de electrones. Asimismo, cuentan con una afinidad fuerte por el agua
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y excelentes propiedades de humectacién, emulsificacion y una formacion de espuma. Estos

se clasifican en:

a. Surfactantes Anidnicos

Anionico
(Fosfatos, sulfatos, ...)

-

Figura 51. Surfactante Aniénico
(Geologia del Petroleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

Es un metal alcalino constituidos por cadena ramificadas de 10 a 14 atomos de
carbono que al ionizarse en agua produce un ion, en el cual la molécula hidrofilica esta
cargada negativamente. Tiene mas adsorcion en formaciones areniscas, ademas, a este
tipo pertenecen los surfactantes de mayor produccion, debido a su capacidad de

disolucién de sustancias poco solubles en agua.
Estos tensioactivos se dividen en 5 familias, las cuales son:

Acido Carboxilico y sus sales (jabones): Compuesto formado por cationes (iones
de carga positiva) enlazados a aniones, se considera el producto de una reaccion

quimica entre una base (cation) y un &cido (anion).

Estos se caracterizan por tener un grupo carboxilico (-COOH) en el extremo de la

cadena y se representa de la siguiente manera:

Figura 52. Estructura general del grupo carboxilo
(Quintana, 2007)

Desde el punto de vista comercial, los jabones que son considerados buenos para

su uso en lavado, son aquellos que tienen acidos grasos con cadenas de 12 a 18 atomos
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de carbono y el grupo hidrofilico se encuentra en un extremo de la cadena
hidrocarbonada hidrofébica. Sin embargo, el jabon es sensible a las aguas duras,
debido a que se combina con calcio 0 magnesio o cualquier cation polivalente

formando sales insolubles, siendo estables solo en medios alcalinos.

Ademas de los cationes polivalentes o pesados, el agregado de NaCl, también
insolubiliza a los jabones, por ser inestables a pH inferior a 7 por la formacién de

acidos grasos insolubles en agua.

Los surfactantes de esta clase son &cidos débiles y la solubilidad en agua depende
de la neutralizacién con una base, siendo compatibles con los tensioactivos anidnicos

y no i6nicos.

Acil —aminoéacidos: Molécula que contiene un grupo carboxilico (-COOH) y un

grupo amino (-NH2) libres. Estos pueden representarse como:

NH,
|

H— ¢ — R

COOH

Figura 53. Estructura general de un aminoacido
(Quintana, 2007)

Los grupos R son muy variados quimicamente y representan un radical o cadena

lateral. Estos pueden ser de tipo:

« Polares
+* No Polares
% Acidos

« Baésicos

Esteres del acido fosforico: Comprende los monos y diésteres del acido fosférico
y sus sales, debido a que los diésteres son mas lipdfobos que los monoésteres, sin
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embargo, las propiedades lipofobicas depende de la naturaleza de la cadena

esterificada.

R (0]
P
/ AN
OH

Figura 54. Estructura general de los esteres del acido fosforico
(Quintana, 2007)

Estos esteres son hidrolizables en medios acidos, aunque tiene buena estabilidad

en pHs neutros y ligeramente alcalinos.

Esteres del acido sulfdrico: Son sales 0 monoésteres del acido sulfurico.

R3 O
\ || _
R1—C—0—S—0O

/ |

R2 e

Figura 55. Estructura general de los esteres del acido sulfurico
(Quintana, 2007)

Se distingue dos tipos de esteres segun sea el radical R1, debido a que el R2 y R3
suelen ser solo H; uno los alquil sulfatos, los cuales se preparan por sulfatacion de
alcoholes con cadena alquilica larga y el otro por alquil éter sulfatos que emplean

alcoholes etoxilados como cadena hidrofébica principal.

Acidos sulfénicos: Se distinguen por presentar un enlace C-S y diferenciar 4

subfamilias segun el radical R1, debido a que el R2 y R3 son solo H.
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Figura 56. Estructura general de los &cidos sulfénicos
(Quintana, 2007)

b. Surfactantes Catidnicos

Catidénico
(amonlo cuaternario)

o

Figura 57. Surfactantes Cationicos
(Geologia del Petroleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

Se identifica por tener carga eléctrica neta positiva en su parte hidrofilica y un
anion de tipo halogenado. La mayor parte son compuestos nitrogenados, los cuales
contiene una cadena larga de 8 a 25 4tomos de carbono y un atomo de nitrégeno

cargada positivamente.

Generalmente, se utilizan en formaciones carbonatadas para cambiar la
mojabilidad, preferentemente de estar mojada por agua o ser mojada por petréleo.
Ademaés, su efectividad en pH bajo, ha llevado a emplearlo en formuladores de
emulsiones cosméticas, preferentemente las que permanecen largo tiempo en contacto

con la piel.

Grupo Hidrofilo

Figura 58. Molécula para surfactante cationico
(Quintana, 2007)

Grupo Lipofilo

Sin embargo, tiene dos propiedades importantes y Unicas:
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1. Se absorben sobre substratos cargados negativamente

2. Muchos de ellos tienen propiedades bactericidas.

Por ejemplo, tenemos los cloruros y bromuros de alquiltrimetilamonio,

dialquilbencil dimetilamonio mas conocido como cloruros de benzalconio.
Estos se dividen en las siguientes familias y subfamilias:

1. Alquil imidazolinas
2. Alquil aminas
3. Aminas etoxiladas
4. Cuartanarios
e Sales de amonio heterociclicas
e Sales de alquil bencil dimetil amonio

e Sales de tetraalquil amonio

Los tensioactivos de base amina tiene mayor aplicacion en industrias como agentes
de flotacion de minerales, agentes dispersantes y humectantes para emulsiones de
asfaltos y de alquitran, inhibidores de la corrosion o intermediarios en la fabricacion
de compuestos mas complejos. Mientras que las amidas etoxiladas tiene aplicacion

en industrias textiles.

c. Surfactantes Anfoteros

Anfotérico
(betaines)

© @

Figura 59. Surfactante Anféteros
(Geologia del Petroleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

Formados por un grupo aniénico como un grupo cationico. Se caracteriza debido
a que la carga eléctrica de la parte hidrofilica cambia en funcién del pH del medio, ya
que poseen carga positiva en medios acidos y carga negativa en ambientes basicos y
en medios neutros tienen forma intermedia hidrica. Generalmente, estos surfactantes

no se han utilizado en la recuperacion mejorada de petroleo.
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Grupoe Lipoiilo

OFOIPIH g

Figura 60. Comportamiento de un surfactante anfotero
(Quintana, 2007)

La mayoria de las veces son utilizados cuando son necesarias las propiedades de
detergentes catidnicos y en casos particulares debido a su alto costo. Los aminoacidos

y proteinas estan dentro de esta categoria.
Estos tensoactivos se dividen en dos familias que son:

1. Acil —aminoacidos y derivados

2. N - alquil — aminoéacidos

Asimismo, son compatibles con todo tipo de surfactantes y frecuentemente

insolubles en la mayoria de los solventes organicos, incluido el etanol.

Ademas, son utilizados en el area cosmética, por su buena tolerancia cutanea y
bajo potencial irritante y en la formulacion de limpiadores alcalinos, asi como en
inhibidores de corrosion.

Unas de las primordiales ventajas que presentan son: su poca sensibilidad a la

dureza del agua y su alta compatibilidad con otros tensioactivos.

Bentaina: Es un tipo de surfactante anfétero que tiene ventajas de alta tolerancia
a la salinidad, alta actividad interfacial y estabilidad. Se aplicé en la recuperacion de
petréleo terciario primero por Mobil en 1977. En China, los surfactantes de tipo
betaina utilizados en EOR han atraido la atencion de investigadores en los Gltimos
afios. (Anzhou Feng, 2012)

d. Surfactantes No l6nicos
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No ionico
(Etoxilados)

Figura 61. Surfactante No l6nico
(Geologia del Petroleo Sistemas Petroliferos EOR 101, 2016)

Son solubles en agua y disolventes orgénicos, principalmente hidrocarburos;
ademas compatibles con todo tipo de tensioactivo y poco espumantes, debido a no
tener efectos eléctricos, por lo tanto, no exhiben fuerte adsorcion sobre superficies

cargadas.

Ademas, son més tolerantes a la alta salinidad, pero menos eficientes para reducir
la tensién interfacial como los surfactantes ionicos. Igualmente, debido a su
naturaleza quimica son compatibles con otros agentes surfactantes anidnicos,

cationicos y coloides cargados positiva y negativamente.
Estos se definen como:

e Esteres de glicoles
e Esteres de glicerol
e Esteres de polioxietilenglicol

e Esteres de sacarosa

En soluciones acuosas no forman iones, debido a que su parte hidrofilica esta
formada por grupos polares no ionizados como alcohol, éter o éster, tiol; siendo la

gran mayoria alcoholes o fenoles etoxilados (lavaplatos, champds).

También son altamente valiosos como materia prima para diversos productos,
dentro de la industria de la agricultura, latex, curtido, textiles, pulpa, papel, procesos
de metales, pinturas en emulsion y petroleo. Ademas, se utilizan en limpiadores de

pisos y en detergentes de lavanderia.
Surfactante Sostenible

Los alquilpoliglucésidos (APG) son reconocidos como surfactantes sostenibles
basados en materias primas naturales renovables, que muestran una buena

biodegradabilidad en condiciones aerdbicas, por lo tanto, convirtiéndose en
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interesantes candidatos para las operaciones EOR. Asi como también un bajo perfil
de ecotoxicidad y propiedades de solubilidad superiores en ambientes de alta
salinidad. (Monia Santa, 2011)

El rendimiento se ha convertido en un factor clave para la industria quimica la cual
puede mejorar optimizando los efectos hidréfobos y la parte hidrofila del surfactante.
De hecho, los altimos desarrollos muestran que en el medio ambiente la cordialidad
no significa comprometer las propiedades superiores del producto. Por lo que, los
sistemas de surfactantes EOR basados en APG pueden aplicarse en condiciones de
alta salinidad y temperaturas elevadas donde los surfactantes convencionales a

menudo no se pueden usar mas. (Monia Santa, 2011)

Alquilpoliglucosidos (APG)

0
"‘-.,.-'W‘-....rﬂ %DH
OH

HO

Figura 62. Estructura quimica de C 8 -APGs.
(Monia Santa, 2011)

Los alquilpoliglucésidos (APG) son tensioactivos no iénicos que estan compuestos
por un alcohol y un resto a base de glucosa. Ya son ampliamente utilizados en la
industria petrolera. Se aplican en fluidos de perforacion seguros para el medio
ambiente, en agentes de limpieza de pozos, como espumantes en la recuperacion de
petréleo pesado y para reducir la tensién interfacial en los procesos de recuperacion

de petrdleo terciario inducidos por surfactante. (Monia Santa, 2011)

Las concentraciones de surfactante APG son capaces de disminuir el IFT de los
sistemas de petrdleo crudo / agua significativamente incluso bajo condiciones de

salinidad y temperatura elevada. (Monia Santa, 2011)

Las evaluaciones que utilizan métodos como el analisis de ecoeficiencia, el

inventario del ciclo de vida, la evaluacion del ciclo de vida y la huella de carbono
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demuestran el alto potencial de sostenibilidad de su uso en EOR vy otras aplicaciones.
(Monia Santa, 2011).

3.1.5.6. Etapas de Inyeccion de Surfactantes

Figura 63. Etapas de Inyeccion de Surfactantes
Adaptado de (Silva, 2013)

Preflujo de Agua
Surfactante
Solucién Polimérica

Agua

S A

Desplazamiento del banco de petroleo

El método de inyeccion de surfactantes se basa en inyectar un volumen de salmuera con
el objetivo de cambiar la salinidad de la salmuera de la formacion con el proposito que al
mezclarse con el surfactante no cause disminucion de la actividad interfacial. Seguido de
inyectar concentraciones bajas de tensioactivo al agua, para reducir las fuerzas capilares del
medio poroso desplazando al petréleo. Asimismo, tiene como objetivo mejorar el barrido
volumétrico y para asegurar que la movilidad del surfactante este controlada, se impulsa una

solucién polimérica que actia como amortiguador.

Igual que en el proceso de inyeccién de polimeros, se inyecta un prefujo de agua de baja

salinidad ajustando el pH y desplazando las sales de formacion.
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3.15.7. Ventajas y Desventajas de la Inyeccidn de Surfactantes

Tiene alta actividad intefacial
« Incrementa el recobro en un 10%
»Mejora la eficiencia de barrido volumétrico

Desventajas
\J

* Altos costos
*Retencion o precipitacion del surfactante en el crudo

Diagrama 6. Ventajas y Desventajas de la Inyeccién de Surfactantes
(PENA, 2016)

3.1.5.38. Efectos asociados de la Inyeccion de Surfactantes

Esta técnica busca favorecer los siguientes procesos:

Ajuste de las
movilidades, para

minimizar la Reduccion de la

canalizacion y tension interfacial Disminucion de la

imbibicion del

mejorara la entre el agua y el tension suérficial agua

eficiencia de petréleo
desplazamiento
volumétrico

Diagrama 7. Efectos asociados a la Inyeccion de Surfactantes
(PENA, 2016)

3.1.6. Inyeccion de Alcalinos

3.1.6.1. Alcali

El &lcali se define como cada uno de los hidroxidos, éxidos y carbonatos de los metales
alcalinos, simplemente un alcali es una sustancia que produce mayor cantidad de iones
hidroxido (OH) al disolverse en agua que iones de hidrégeno (H) con un pH mayor a 7.
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Figura 64. Alcali
(N, 2019)

3.1.6.2. Caracteristicas de los Alcalis
e Son soluciones acuosas
e Deslizadoras y jabonosas
e Tiene pH mayor a7
e Causticas
e Poseen propiedades de las bases: reaccionan con los acidos para formar sales
e Poseen propiedades surfactantes, ademas de susceptibles de reducir la tension
interfacial y modificar la mojabilidad de la roca.

e Produce actividad interfacial relacionada con ciertos componentes del petréleo.

La Inyecciéon de Alcalinos es un método muy complejo que emplean un proceso de
emulsion in situ, donde se requiere adicionar al agua de inyeccidn sustancias quimicas como
sosa caustica o carbonato de sodio, orto silicato sodico, hidroxido amonico, hidroxido de
sodio, silicato de sodio entre 0.1 — 2.5% u otro producto para lograr aumentar el pH en valores
entre 8 y 10, los cuales reaccionan con los &cidos organico que contiene el petréleo en el
yacimiento, este contacto genera surfactantes, permitiendo que el crudo sea producido por
mecanismos como: el cambio de mojabilidad, reduccion de la tension interfacial entre el
petréleo (fluido desplazado) y la solucidn alcalina (desplazante), emulsificacion del petroleo
en agua y entrampamiento del petroleo. En ciertas ocasiones se obtienen tensiones bajas entre
0.01 - 0.001 dina/cm.
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NaOH, — Na*, + OH" (en disolucion acuosa)

(w)

*

KOH — OH" + K* (en disolucién acuosa)

Figura 65. Alcalinos
(CMG, 2017)

Generalmente, en una inyeccion de ASP se utilizan los alcalis débiles, como el

bicarbonato y carbonato de sodio, los cuales permiten una menor adsorcion de los demas

componentes.
Tabla 8. Compuestos alcalinos y sus caracteristicas
Fuente: (Medina, 2010)
Agua Rango de
pH Na,0 Agua fria caliente precios

Compuesto| Formula | Peso Mol. | 0% NaCl | 1% NacCl % g/100cm® | giM00cm® | $USD/ton seca
H'df;‘c'j?: €| NaoH 40 13.15 125 | 0.775 42 347 285-335
Ortosilicato |\, sio, | 184 1292 | 124 | o674 15 56 300-385

de sodio
Metasilicato -

de sodio Na,SiO, 122 126 12.4 0.508 19 91 310-415

Amoniaco NH3 17 11.45 11.37 - 89.9 7.4 190-205
Carbonato

de sodio Na,CO, 106 11.37 11.25 0.585 71 455 90-95

Sin embargo, estos compuestos tienen la desventaja de reaccionar con todo tipo de roca,
neutralizando su efecto hasta cierto punto y reduciendo su concentracion al agua alcalina;
por ejemplo, las dolomitas y calizas reaccionan poco con el NaOH y la reaccion de las
areniscas con la silice no es un problema grave, pero con rocas arcillosas puede ser

significativa.

Mientras que el cambio de mojabilidad de la roca presenta dos mecanismos de
desplazamiento de petréleo mediante soluciones alcalinas, la primera cuando cambia la roca

de mojable por petréleo a mojable por agua y el segundo cuando ocurre el cambio inverso.
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Asimismo, los surfactantes que se generan son insolubles, cuando la solucién alcalina es
salada, la cual promueve la mojabilidad por petréleo, por el contrario, en agua dulce son

solubles y promueven la mojabilidad por agua.

Cabe mencionar, que bajo condiciones apropiadas de salinidad, pH y temperatura los
tensioactivos pueden cambiar la humectabilidad del medio poroso; es decir, cambian las

curvas de permeabilidad relativa del agua y petréleo. (B, 2013)
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Figura 66. Efecto de la mojabilidad sobre las curvas de permeabilidad relativa
(Medina, 2010)

También, altera la humectabilidad de la roca y su quimica reduciendo la adsorcién de los
surfactantes.
Para la aplicacion de este método en crudos pesados, la concentracion del agente alcalino

debe ser menor, entre 0.1y 1%, formando una emulsién con menor viscosidad que el petroleo

y optimizando el flujo a través del yacimiento.
Entre las propiedades que presenta tenemos:

v Ser solubles en agua
v Crean compuestos jabonosos al entrar en contacto con el agua
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v" Sus disoluciones trasladan corriente eléctrica

v En concentraciones elevadas puede producir quemaduras quimicas

Asimismo, hay evidencia de que la viscosidad interfacial tiende a aumentar en presencia

de sustancias alcalinas, lo cual esta sujeto con un aumento de estabilidad de las emulsiones.

Cuando reacciona el agua alcalina y el petréleo se produce surfactantes en la interface

petréleo — agua, esta se origina por:

v" Cambio de la humectabilidad
v" Reduccion de la tension interfacial como resultado de la formacién de tensioactivos
en sitio.

v' Emulsificacién y entrampamiento de petréleo para controlar la movilidad.

El Gnico problema que presenta la aplicacion de este método es la presencia de corrosion

en las tuberias.
3.1.6.3. Parametros o Criterios Técnicos

Para la aplicacién de este método se debe tener en cuenta los siguientes aspectos técnicos:

Tabla 9. Parametros o Criterios técnicos de la Inyeccion de Alcalis
Fuente: Adaptada de (Silva, 2013)

CRITERIOS TECNICOS DE LA INYECCION DE ALCALIS

PETROLEO YACIMIENTO
Saturacion de . -
, Sobre la inyeccion de agua

petrdleo

CIENEREE API LS Formacion Areniscas
Permeabilidad md >20
Profundidad ft <9000

Viscosidad cp <200 Temperatura F <200
Pres_lor_1 et No Critica
Yacimiento
Empuje de Agua No o Débil

Composicién Requiere de &cidos organicos

Espesor Neto No Critica
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La inundacion alcalina no es recomendable para depoésitos de carbonatos debido a la

cantidad

de calcio que presenta, ya que la mezcla de estas puede producir hidroxido,

precipitacion que puede dar la formacion.

Este método trata de recuperar petroleo residual por la reduccién de la tension interfacial.

h

Este

A wnp e

3.1.6.4. Etapas de la Inyeccion de las Soluciones Alcalinas
Preflujo de Agua
Solucion Alcalina
Agua
Desplazamiento del banco de petrdleo

Agua y aceile fluyen an este banco Sobments fuye aceile 1

~a \

Aceite idual

Banco
de aceite

Bache de Banco de
solucidn | aceite-agua

caustica

congeénita

Figura 67. Etapas de la Inyeccion de Soluciones Alcalinas
(Medina, 2010)

método consiste en la inyeccion de un preflujo de agua para acondicionar el

yacimiento, seguido de la inyeccion de un bache de soluciones alcalinas y por altimo la del

fluido desplazante que por lo general es agua.

Asimismo, este procedimiento origina un banco de petréleo al frente, sequido de otro

combinado de petrdleo y agua.

a.
b.

3.1.6.5. Factores que influyen en la Inyeccion de las Soluciones
Alcalinas
Tipo de sustancias alcalinas

propiedades de la roa yacimiento
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c. Consumo de alcali
d. Uso de polimero

e. Interacciones:

Fluido/fluido Fluido/roca
« Emulsificacion * Intercambio idnico
« Expansion de petrdleo » Disolucion de la roca
* Precipitacion « Alteracion de la
« Reduccién de la tensién mojabilidad
interfacial

Diagrama 8. Interacciones presentes en la Inyeccion de Alcalis
(B, 2013)

3.1.7. Inyeccién de Mezcla de Aditivos Quimicos

3.1.7.1. Inyeccidn de Surfactantes — Polimeros (SP)

Consiste en inyectar sucesivamente diferentes fluidos y formar un tapdn con cada uno de
ellos, los cuales debe desplazarse en flujo tipo piston de manera que cada nuevo fluido debe
empujar el fluido que lo antecede. El tamafio del tapon en un sistema de alta concentracion
de surfactante esta de 5 a 15% del volumen poroso, mientras que en un sistema de baja
concentracion del 5 al 50%. Por otro lado, este método de recobro es aplicable en yacimientos

con altas salinidades y temperaturas.

El uso de surfactante-polimero da mas petréleo recuperado que una inyeccion de
surfactante solamente, debido a la contribucion sinérgica de la reducciéon de IFT por el
surfactante y la reduccion de la relacion de movilidad por el polimero. (Farizal Hakiki, 2015)
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Figura 68. Diferentes estados del yacimiento durante un proceso de recuperacion mejorada con surfactante —

polimero
(Hernandez, 2017)

La zona 1 corresponde al estado inicial del yacimiento después del drenaje de agua, donde

la saturacion de petréleo es 30% y el petréleo se encuentra en forma de glébulos

desconectados, los cuales se encuentran atrapados en los poros por fuerzas capilares.

En la zona 2 se encuentra el banco de petroleo, en el cual ambos fluidos presentan

continuidad produciendo un flujo difasico. La saturacion de petréleo en esta zona es mas alta

que la anterior, donde el tapdn de surfactante estd empujando hacia adelante cierta cantidad

de petroleo movilizado.

En la zona 3 la solucion acuosa de surfactante entra en contacto con el petréleo atrapado

y la moviliza, debido a la baja tension interfacial.

La zona 4 funciona con el fin de compensar las pérdidas de tensioactivo por adsorcion

sobre la roca o transferencia hacia el petroleo. Ademas de permitir que el surfactante penetre
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en las zonas menos permeables y compensar ciertas inestabilidades. Durante este proceso se
va reduciendo el tamafio del tapon y se puede diluirse con el agua de formacion y el fluido

que lo sigue.

Para evitar la degradacién del tapon de surfactante la zona 5 empuja un fluido viscoso,
que es una solucion de polimeros hidrosolubles, los cuales pueden ser de tipo polisacarido o
poliacrilamida. Por lo general, se usa un tapon de 10 a 20% de volumen de poro y una
concentracion que va disminuyendo en la cola del tapon, donde la transicion con la zona 6 es

continua.

Por Gltima la zona 6 es aquella donde se empuja el tapon de polimero con una inyeccion

de agua.

3.1.7.1.1. Comportamiento de la Inyeccion combinada de

Surfactantes y Polimeros

La combinacién de estos dos agentes permite desplazar con mayor efectividad las
reservas remanentes. La solubilidad parcial del surfactante tanto en petréleo como en
agua permite que se coloque en la interface y acelere la movilidad del petréleo al
reducir la tension interfacial y fuerzas capilares. Por otro lado, el polimero aumenta la
viscosidad del agua, formando un frente continuo que evitara la rapida interdigitacion.
Por lo tanto, la union de estos dos procesos aumenta las fuerzas viscosas, mientras que
las fuerzas capilares disminuyen, lo que provoca un incremento del nimero capilar, por

ende, un aumento en las reservas recuperables. (Marcillo, 2015)
Principalmente porque cada agente quimico cumple una funcion especifica:

El surfactante aumenta la movilidad del petrdleo y disminuye la tension interfacial

entre los fluidos.

Finalmente, el polimero aumenta la viscosidad del agua y facilita el desplazamiento

del petroleo hacia los pozos productores.

3.1.7.1.2. Consideraciones de la Inyeccion combinada de

Surfactantes y Polimeros
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Seria ideal un barrido areal de mas de
50% en un ainyeccién de agua.

Preferible un aformacion relativamente
homegénea.

Los sistemas disponibles, proporcionan
un desempefio Optimo en un conjunto
limitado de condiciones.

No son recomendables altas cantidades
de anhidrita, yeso o arcilla.

Los cloruros de agua de formacion
deberan ser menos de 20000ppm para
los surfactantes.

Los iones divanletes ("Cat+ y Mg+)
menos de 500ppm  para los
surfactantes.

Diagrama 9. Consideraciones de la Inyeccion combinada de Surfactantes y Polimeros
(PENA, 2016)

3.1.7.1.3. Ventajas y Desventajas de la Inyeccién combinada de

Surfactantes y Polimeros

*Reuperacidon de crudos livianos de yacimientos invadisos de agua.
Costo menor en el tratamiento de agua.

*Precipitacion yo adsorcion de surfactante.
*Costos de los materiales y 0s pozos.
«Inmovilizacion de la solucion micelar.

Diagrama 10. Ventajas y Desventajas de la Inyeccion combinada de Surfactantes y Polimeros
(PENA, 2016)

3.1.7.1.4. Efectos asociados a la Inyeccion combinada de Surfactantes
y Polimeros

Este método favorece la recuperacion de petréleo llevando a cabo lo siguiente:
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«Reduccion de la
tension interfacial entre
el petréleo y el agua.

Efectos asociados a la +Solubilizacion de

inyeccion SP petroleo.

« Emulsificacion de
petréleo y agua.

* Mejora la movilidad.

Diagrama 11. Efectos asociados a la Inyeccion combinada de Surfactantes y Polimeros
(PENA, 2016)

3.1.7.15. Parametros o Criterios Técnicos
Para la aplicacion de este método se debe tener en cuenta los siguientes aspectos técnicos:

Tabla 10. Parametros o criterios técnicos de la inyeccion SP

Fuente: Adaptada de (PENA, 2016)

CRITERIOS TECNICOS DE LA INYECCION SP

PETROLEO YACIMIENTO
Saturacion de >20%
Gravedad API >25 petroleo
Formacioén Areniscas
Permeabilidad md No
critica
<20 a Profundidad ft <8500
Viscosidad cp SIS
de
yacimiento. Temperatura °F <250
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3.1.7.2. Inyeccidn Alcalino — Surfactante — Polimero (ASP)

Definido como la combinacion de un sistema alcalino, surfactante y polimero, disefiado
para ser utilizado después de la inyeccion de agua. El tensioactivo inyectado, contiguo con
el jabon de petréleo que se forma en la reaccién de los alcalinos con los acidos organicos del
petrdleo puede resultar en una tension interfacial ultra baja, la cual en la interfaz salmuera —
petréleo ayuda a emulsionar e incrementar la viscosidad del agua para mejorar el radio de

movilidad entre las fases y disminuir el petroleo residual del yacimiento.

El objetivo de esta inyeccion es reducir las fuerzas capilares y viscosas para evitar la
retencion de los hidrocarburos en el yacimiento, controlando la reduccion de la tension

interfacial y la movilidad del frente de desplazamiento.

La tolerancia de la salinidad del alcali puede mejorar gracias al surfactante afiadido,
asimismo, el polimero inyectado mejora la relacion de movilidad. El alcali en la inyeccion
es un excelente agente de sacrificio que ayuda a disminuir las pérdidas de adsorcion de los
surfactantes y polimeros inyectados. La adsorcién de polimero en la roca del yacimiento
puede reducir la permeabilidad efectiva al agua, por lo tanto, mejora las eficiencias de barrido

verticales y areales.

El uso de alcali y surfactantes ayuda a modificar la tensién interfacial entre el agua y el
petréleo, aumentando el numero capilar (Nc) y por ende mejorar la eficiencia de
desplazamiento; sin embargo, en caso de la viscosidad del agua se utiliza polimeros: Por lo

tanto, el uso de estos tres quimicos ayuda a un mejor recobro que utilizarlos por separado.

3.24.2.1. Ventajas de la Inyeccion ASP

ASP ha sido considerado como el Gnico método de EOR quimico viable para reducir la
saturacion de petréleo por debajo de su valor residual. El alcali tiene la ventaja de reducir la
adsorcion del surfactante y también, especialmente con el petroleo pesado, de combinarse
con componentes acidos del petréleo para generar surfactantes in situ. (R. Al-Jabri, D.
Rousseau and S. Renard, V. Miralles, & E. Delamaide, 2018).

Por lo tanto, las ventajas de este proceso son las siguientes:

e Disminuye el corte de agua

e Disminuir la saturacién de petrdleo residual y mejora la eficiencia de barrido
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e Amplia la vida atil del yacimiento y se incrementa su valor econémico
e Aumento del recobro en yacimientos heterogéneos

e Ultilizado en petréleos con alto valor acido

e Aplicable a un campo en cualquier momento

e Recuperacion de petroleo dos veces que la inyeccién de agua.

La saturacion de petrdleo residual después de la inyeccion de agua en el yacimiento puede
estar entre 40 — 60%, ademas, la cantidad de crudo atrapado en el yacimiento se debe a los

siguientes fendmenos:

e Problemas de Inyectividad por caminos preferenciales

e Las Fuerzas capilares, quienes provocan que las gotas de crudo queden atrapadas

en el medio poroso de forma discontinua.

La aplicacion de este método se usa para neutralizar estos fendmenos, ademas de mejorar
el desplazamiento del crudo a través de la disminucion de la tension interfacial entre el agua
y el petroleo, e incrementar la viscosidad del agua modificando la relacién de las fuerzas

capilares y viscosas.

Asimismo, tiene como proposito principal mejorar el radio de movilidad que sea menor a
1 (M<1), donde el petréleo pueda fluir mejor que el agua, formando un desplazamiento

optimo y generando una alta eficiencia de barrido y recobro de petroleo.

3.24.2.2. Etapas de Inyeccion de ASP

Aceite residual .
Aceite
Banco de remanente

aceite

Solucion

polimérica
Banco de Agua
aceite-agua
de inyeccién

congénita

Figura 69. Etapa de Inyeccién ASP
(Medina, 2010)
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Preflujo de Agua
Tapon con la solucion de alcali y surfactante
Tapon con la solucion de polimeros

Agua

o > w N oE

Desplazamiento de petréleo

Este proceso consiste en inyectar un preflujo de agua, seguido de inyectar alcali y
surfactante, el cual se mezclard formando un tapon que va a modificar las propiedades,
reduciendo la tension interfacial para que el petréleo se pueda desplazar, continuando se
inyecta polimeros para mejorar la movilidad entre el petréleo y los fluidos inyectados,

finalmente se inyecta agua con el proposito de empujar el tapon de polimeros.

Sin embargo, su disefio varia segun el yacimiento, tipo de agente quimico y su

concentracion, tasa de inyeccion, las cuales son obtenidas por pruebas de laboratorio.

Los criterios de seleccién convencionales indican que la inundacion de ASP se puede
utilizar de manera efectiva cuando la viscosidad del petréleo es inferior a 200 cp. Sheng
(2014) inform6 sobre 32 proyectos de campo de inundaciones de ASP, la mayoria de los
cuales se realizaron en China (19 proyectos) con viscosidades de petréleo inferiores a 50 cp.
(Kwang Hoon Baek, 2019)

Igualmente, la temperatura debe ser menor a 200 °F, debido a que si los valores son
mayores provocaria una alteracién en la estabilidad quimica de los polimeros, disminuyendo

la viscosidad.

Estudios de laboratorio han confirmado que el uso de agentes quimicos alcalinos de menor
costo mezclado con surfactante, permite disminuir la tension interfacial y el contenido iénico
divalente del sistema roca — fluido, incrementando la carga negativa de la superficie de la
roca, lo cual ayuda a reducir la pérdida de los quimicos de mayor costo, en este caso los
surfactante y polimero, logrando con esto que el proceso de desplazamiento del ASP sea

factible de aplicar econémica y técnicamente.
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Desplazamiento Alcaling

/N

Alcali mejora el Alcali mejora &l
desplazamiento polimérico desplazamianto surfactants

Palimars mejora el Cosurfactanie mejora &l

desplazamianta alcaling desplazamiento alcalino
Desplazamiento ASP
-~
; A - Desplazamiento . Desplazamienta Surfactania
Drecsplanmionb Polineicn > Micelar-Polimern € {micalar)

Figura 70. Evolucion de los procesos quimicos
(Medina, 2010)

Por lo tanto, el principal problema que afecta la eficiencia de la recuperacion en el proceso
de desplazamiento SP es la pérdida de agentes quimicos debido a la interaccidn de estos con
los minerales de la roca. Mientras que los aditivos quimicos alcalinos se utilizan para mejorar
la eficiencia del surfactante por una combinacion de diferentes mecanismos.

Tabla 11. Mecanismos de la Inyeccion ASP

Fuente: Adaptado de (Medina, 2010)

AGENTE : MECANISMO DE
FUNCION

QuUIiMICO DESPLAZAMIENTO

Incrementa el pH, lo cual saponifica el
petroleo.

Alcali Disminuye la TIF
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Incrementa el esfuerzo idnico, lo cual

altera el perfil de pH para Ila

saponificacion.

Incrementa el esfuerzo i6nico, lo cual

Alcali o L Regula el comportamiento de fase
altera el coeficiente de particion.
Aleali . . Disminuye la adsorcion de quimicos.
Alcali Incrementa la densidad de carga negativa Y g
sobre la roca. , .
Hace a la roca mas mojable por agua.
Surfactante Se adsorbe en la interfase agua petrdleo. Disminuye la TIF
Forma micelas mixtas en la emulsién | Amplia el rango de concentracion de alcali
Surfactante o o
generada in situ. para obtener la minina TIF.
Incrementa la viscosidad del agua
Polimero

Se adsorbe a la roca disminuyendo la

permeabilidad efectiva al agua

Disminuye la movilidad del agua.

En general, el alcali se utiliza por dos objetivos principales:

e Disminucién de la retencion de quimicos

e Disminucion de la tension interfacial

3.24.2.3. Parametros o Criterios Técnicos

Para la aplicacion de este método se debe tener en cuenta los siguientes aspectos técnicos:

Tabla 12. Parametros o Criterios Técnicos de la inyeccion ASP
Fuente: Adaptado de (PENA, 2016)

CRITERIOS TECNICOS DE LA INYECCION ASP

PETROLEO YACIMIENTO

Saturacion de

Gravedad API >20

0
petroleo >30%
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Formacion Areniscas preferiblemente
Permeabilidad md >100
Razén de
<35a - 2-40
o movilidad
o condiciones
Viscosidad cp
de Temperatura °F
yacimiento. <200
3.24.2.4. Interacciones del Alcali, Surfactante y Polimero con el

Sistema Petrolero — Salmuera — Roca

Los agentes quimicos cuando entran en contacto con el sistema petrolero — salmuera - roca

genera una serie de interacciones que influyen en el desempefio del proceso.

a. Interaccion del Alcali

Las interacciones con el alcali son las siguientes:

1. Reaccion entre el alcali y los componentes acidos del petréleo formando

surfactante en sitio.

La mezcla ASP al contactar con el petréleo entrampado, genera una disminucion
de la tension interfacial (TIF) entre las dos fases, debido a la capacidad de adsorcion
y doble afinidad del surfactante lo que permitira un mayor contacto del alcali y el
petréleo residual, el cual contiene acidos organicos capaces de generar surfactantes
naturales (similares a los jabones) en sitio. (Velasquez, 2006)

Estos surfactantes naturales tienen como objetivo modificar el nimero capilar y la
tension interfacial, igualmente cuando reaccionan con el surfactante inyectado logra
reducir la TIF a un valor bajo, por lo general < 102 mN/m y contribuir al aumento
del numero capilar. Esta disminucién combinada con la accién de la solucion ASP
permite la movilizacion del banco de petroleo, emulsificando o dispersando cierta

cantidad de petréleo residual en la fase acuosa, la cual tiene una viscosidad similar a
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la solucion ASP, lo que ayudara al desplazamiento de la fase entrampada a los pozos

productores. (Velasquez, 2006)

Estos surfactantes naturales tienen como objetivo modificar el nimero capilar y la

tension interfacial, igualmente cuando reaccionan con el surfactante inyectado logra

reducir la TIF a un valor bajo, por lo general < 102 mN/m en concentraciones
alcalinas tipicas de 0,05 y 0,1% del peso y contribuir al aumento del nimero capilar.
Esta disminucion combinada con la accién de la solucion ASP permite la
movilizacion del banco de petroleo, emulsificando o dispersando cierta cantidad de
petréleo residual en la fase acuosa, la cual tiene una viscosidad similar a la solucion
ASP, lo que ayudara al desplazamiento de la fase entrampada a los pozos productores.
(Velasquez, 2006)

1'3'1: ; ™TT7TTTT T T T TIT7] I N RS
- o0 025 wi. % NaCl N
= {1 0.50 wr. % MNaCl 7]
i O 1,00 wi. % NaCl N
& 1°'| — .T,.-r
i | i
3
E
= 1y
E 10° \ =
e - i -
{ Ty - —
B Salubilizatien Z
10-* — —
g . 3
X ! A
i N
I [ {
“]-2 . v g e oaal 5 . =,-1T,L aj. .I--ln
10=? 10-2 10! 100

Weight % NaOH

Figura 71. Tensiones interfaciales en sistemas solucion caustica — petréleo
(B, 2013)
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2. Reaccion con la salmuera y minerales de la roca reservorio y el

consecuente consumo del alcali y cambios en el ambiente ionico.

Debido a la complejidad de la mineralogia de los yacimiento, por lo general las
rocas sedimentarias estdn compuestas por areniscas con arcilla, las cuales contienen
iones como el calcio, quien ha estado en equilibrio con la salmuera connata; si se
inyecta una nueva fase acuosa se produce un nuevo equilibrio fisico -quimico que
puede resultar en un intercambio de iones entre la fase inyectada y la roca.
(Velasquez, 2006)

Cuando la nueva fase acuosa contiene alcali, esta reacciona con los iones de calcio
y cationes de la salmuera, ocurriendo un intercambio cationico por la
incompatibilidad de la composicion electrolitica de los fluidos inyectados y los que

se encuentran en el yacimiento. (Velasquez, 2006)

Asimismo, puede ocurrir reacciones de intercambio de hidrogeno, los cuales
consume grandes cantidades de alcali causando un frenado de la propagacion de la
misma en el instante de interactuar con el petroleo. Por lo que, para atenuar estas
reacciones, se han realizado muchas formulaciones de ASP con carbonato y
bicarbonato de calcio (CaCO3 y Ca (HCO3)2) por ser alcalis débiles cuyo prop6sito
es disminuir las reacciones roca -alcali, donde el ion carbonato logra que la superficie
mineral se cargue negativamente, inclusive en pH neutro, impidiendo la adsorcion de

quimicos y generando un cambio en la mojabilidad. (Velasquez, 2006)
Numero Acido

Se define como la cantidad en miligramos de hidroxido de potasio (KOH) para
neutralizar un gramo de petréleo. Por lo tanto, la capacidad de un crudo para formar
surfactantes se puede caracterizar como posibles candidatos para la inyeccion de

sustancias alcalinas a través de la medicion del nimero &cido.
Consumo total del Alcali
Esta se puede representar de la siguiente manera:
C;—C, = AC, + AC,, + AC, + AC,
Donde:
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C; — C;: Concentraciones inicial y actual
AC,: Consumo de &lcali por su reaccion con el crudo para generar surfactantes

AC,,: Consumo de élcali causada por la reaccion con lo iones multivalentes

presentes en el agua de formacion
AC.: Consumo durante el intercambio de iones entre la solucion alcalina y la roca
ACp: Consumo durante la reaccion de disolucion entre el &lcali y la roca. (B, 2013)

Sin embargo, hay que tomar en cuenta que estos términos deben ser determinados

experimentalmente y las condiciones lo mas cercanas a las de campo.

b. Interaccion del Surfactante

En la solucion ASP la funcidn principal del tensioactivo es lograr la disminucion
de la TIF entre la fase petréleo — agua, lo que ocurre cuando éste, al contactarse con
las fases inmisciscibles se adsorben en la interfase satisfaciendo su doble afinidad.
Por lo que, es importante la adsorcion del surfactante ya que puede causar un efecto
de retardacion o que se consuma el tensioactivo sin que actle correctamente.
(Velasquez, 2006)

Cuando el surfactante contacta con el petréleo y agua, se forman normalmente
estructuras poliméricas llamadas micelas, las cuales pueden solubilizar sustancias
apolares en cantidades considerables. Asimismo, cuando el tensioactivo contacta con
la roca reservorio puede presentar un ambiente inadecuado debido a la presencia de
iones de calcio que al interactuar con estos resultard en la desorcion de cationes
polivalentes (Ca **y Mg*™), lo que puede ser insoluble en agua y precipitar sin generar

el efecto deseado. (Velasquez, 2006)

c. Interaccion del Polimero

En la solucién ASP el polimero aumenta la viscosidad de la solucion, lo que
permite que al contactarse con las fases agua — petréleo aumente la viscosidad del
agua por ser soluble en agua e insolubles en petréleo, mejorando el radio de movilidad

entre fases, logrando que el crudo se mueva mucho mas rapido que el tapon de
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empuje, generando un mejor desplazamiento areal y vertical, asi como de un

excelente barrido del yacimiento. (Velasquez, 2006)

Esto se debe a que este componente no puede disminuir el petroleo residual, debido
a que disminuye la permeabilidad del agua al aumentar su viscosidad, incrementando
el flujo de agua en zonas no barridas, asi como el nimero capilar del polimero.
(Velasquez, 2006)

Igualmente, este quimico ayudara a mantener la integridad del tapon ASP
disminuyendo su efecto de dispersion y restando la digitacion en la cola del tapon.
Asimismo, puede adsorberse en la superficie de la roca ocurriendo una detencion de
moléculas del polimero en el medio permeable, ayudando a disminuir la

permeabilidad efectiva del agua. (Velasquez, 2006)

En el proceso ASP generalmente se usa poliacrilamida parcialmente hidrolizada,
porque ademas de aumentar la viscosidad del agua, altera la permeabilidad de la roca
reservorio de las areas invadidas, reduciendo la movilidad efectiva de la solucion

inyectada. (Velasquez, 2006)

Ademas, este proceso usa los agentes quimicos a bajas concentraciones, sin

embargo, todo depende de las condiciones del yacimiento. Generalmente, tenemos:

e Alcali de 1 a 2%p/p
e Surfactante de 0,1 a 0,4 %p/p
e Polimero de 800 a 1400 ppm (Velasquez, 2006)

3.2.4.25. Factores que afectan el Proceso ASP

Este proceso debe alcanzar las siguientes 3 metas principales:

1. Propagacion de los agentes quimicos
2. Minima retencion del quimico inyectado

3. Barrido completo del area de interés (Velasquez, 2006)

Estas metas pueden ser afectados por dos factores principales:
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1. Seleccion de tipo de agente quimico, concentracion de cada uno y el tamafio del

tapon.

Estas se obtienen por medio de pruebas de laboratorio, es decir, nucleos del yacimiento
seleccionado y analisis de los minerales de la roca, asi como: pruebas de TIF, de
compatibilidad de fluidos a nivel de yacimiento y de superficie, de interaccién con la roca,
de control de movilidad, de adsorcion, de comportamiento de fases, entre otras. Ilgualmente,
es importante la simulacion numeérica con la cual se describira el proceso de flujo en medios

[porosos.

En cuanto al tamafio del tapon, si este no es suficiente para el volumen poroso del

yacimiento, no se lograra el arrastre y desplazamiento de las fases. (Velasquez, 2006)
2. Las propiedades de las rocas y fluidos

Para aplicar el proceso ASP se debe realizar un estudio del yacimiento, por lo que las

caracteristicas que cominmente afectan su desempefio son:

e Minerales constituyentes de la roca

Al contactarse los diversos agentes quimicos con el medio, ocurrira un intercambio
iGnico con los minerales presentes en la roca, produciendo problemas de consumo y
precipitacion del alcali, adsorcion, retencién y precipitacion de los surfactantes y

retencion de los polimeros. (Velasquez, 2006)
e Heterogeneidad de la Formacion

Debido a los contrastes de la permeabilidad, a las fracturas ya sean naturales o
inducidas, reduciran el barrido areal y vertical, asi como el mantenimiento de la

formulacién optima. (Velasquez, 2006)
e Salinidad del agua de formacion

Este contribuye al consumo, adsorcion y retencién de los agentes quimicos.
e Tipo de pozo y espaciamiento entre pozo

Los pozos horizontales son la mejor opcion de los verticales, por permitir
establecer el &rea de contacto mayor entre el pozo perforado y la formacion

productora, generando un incremento en la productividad. (Velasquez, 2006)
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Referente al espaciamiento, esta relacionado con los valores de permeabilidad, si
este valor es bajo (< 25md) el espaciamiento es pequefio, mientras que si es mayor

este debe ser mayor. (Velasquez, 2006)

3.2.4.2.6. Factores que se deben considera para aplicar ASP

e Saturacidn residual de petrdleo: debe tener por lo minimo un 35% del Volumen
Poroso

e Porosidad

e Permeabilidad

e Temperatura del yacimiento: se considera como temperatura minima 230 °F.

e Espesor de arena neta (EAN)

3.24.2.7. Efectos asociados a la Inyeccion de Alcali, Surfactante y

Polimero

Reduccion de la adsorcion del surfactante por el uso de alcali.

Disminucion de la tensidn interfacial.

Mejoramiento de la eficiencia de barrido.

Incremento del &ngulo de contacto fluido-roca, es decir,
favorece la mojabilidad del agua.

Diagrama 12. Efectos asociados a la Inyeccion ASP
(PENA, 2016) (Anzhou Feng, 2012)
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CAPITULO IV
SIMULACION DE YACIMIENTOS

En este capitulo, se desarrolla un modelo base de simulacion quimica para un yacimiento
sintético el cual se lo designa con el nombre de “Hope”, los valores usados son obtenidos de
diferentes fuentes de informacion, puesto que dicho modelo debe ser capaz de replicar los

resultados para cualquier yacimiento.

En primer lugar, se explica el tipo de simulador utilizado y las secciones del mismo,
también se describe la herramienta utilizada para generar los puntos de la parte superior y
espesores del mapa de estructura, haciendo hincapié en el proceso que se llevo a cabo para
la creacidn de la malla, puesto que no se contaba con dicha informacién. Y en segundo lugar
se explica el procedimiento para la inyeccion de surfactantes en el respectivo simulador. Y,
por ultimo, se da a conocer la metodologia paso a paso del modelo base, mediante las

ventanas del simulador.

El simulador utilizado para generar la malla en la presente tesis es CMG desarrollado en
Canad4, aproximadamente en los afios 80, por la compafiia Computer Modelling Group, con
dos de sus aplicaciones de simulacién de yacimientos; IMEX un simulador de petroleo negro
convencional y la aplicacion de simulacion de yacimientos STARS. Y Gmsh para la

generacion de mapas de superficies de contornos y espesores.

e BUILDER: Es un programa de creacion, edicion y visualizacion de modelos de
simulacion de yacimientos basado en menus que genera la fecha de entrada para
todos los productos de software de CMG: STARS, GEM, IMEX y CMOST y
WinProp. La interfaz de Builder esta disefiada para mejorar la productividad del
usuario.(CMG, 2015)

e IMEX: Es el simulador de petréleo negro adaptativo implicito-explicito de nueva
generacion de CMG, que incluye caracteristicas tales como refinamiento de la
malla local, gestion integral de pozos, opcion pseudo miscible, opcidn de petrdleo
volatil,  inundacion de  polimeros, pozos  horizontales,  doble
porosidad/permeabilidad, mallas flexibles, y muchos mas. IMEX se desarrollo

para simular la recuperacién primaria, conificacion, agua, gas, solventes e
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inyeccion de polimeros en yacimientos de porosidad simple y doble. (CMG,
2010a)

e STARS: Es un simulador de yacimientos de procesos avanzados y térmicos de
nueva generacion, ofertado por la compafiia CMG. Cuenta con opciones como
inundacién quimica/polimérica, aplicaciones térmicas, inyeccion de vapor, pozos
horizontales, doble porosidad/permeabilidad, permeabilidades direccionales,
mallas flexibles, combustion in situ y mucho més. STARS fue desarrollado para
simular inundaciones de vapor, vapor ciclico, vapor con aditivos, combustion
seca y humeda, junto con muchos tipos de procesos de aditivos quimicos,
utilizando una amplia gama de modelos de malla y porosidad tanto a escala de
campo como de laboratorio. (CMG, 2010b)

e GMSH: Se conoce como un generador de malla de elementos finitos en 3D.
Adicional a eso cuenta con un médulo de post-proceso. Y su objetivo es proveer
una herramienta de mallado rapida, de uso facil y con capacidades avanzadas de
visualizacion. Ademaés, se basa en cuatro modulos: geometria, malla,
solucionador y post-procesamiento. La descripcion de cualquier entrada a estos
maodulos se realiza de forma interactiva mediante la interfaz grafica de usuario o

en archivos de texto ASCII (Vozmediano Latorre, 2010).

N)
. Descripcion del modelo de yacimiento

Descripcion del modelo de fluidos

Tipos de disolvente que se va inyectar

Caudal de inyeccion

Condiciones iniciales: Presion inicial del reservorio, profundidades de contacto agua -
petréleo, etc.

Cantidad de pozos para el modelo fisico

.\

. Los resultados se analizaron en los procesadores GEM, STARS y Resultados 3D.

/4

Diagrama 13. Datos para crear un archivo de entrada
(ZAMBRANO, 2018)
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4.1. CREACION DE LA MALLA DE SIMULACION (ESTRUCTURAL) PARA
INYECCION DE AGUA

Para la inyeccion quimica se va a emplear el software STARS, debido al gran rango de
aplicacion, sin embargo, la construccion de la malla y su respectiva caracterizacion se la

trabajara con el software IMEX.

En este software se desarroll6 el modelo base de simulacién para un arreglo normal de 5
pozos; cuatro productores y un inyector. Y a continuacion se da una breve explicacion de

cada una de las secciones del simulador, con sus variables pertinentes.
4.1.1. Input/Output Control (Control de entrada y salida)

Esta seccion abarca informacion relacionada al tipo de simulador, unidades de trabajo,
porosidad, fecha de inicio de la simulacién, titulo de la corrida, nimero de tablas, entre otras;
dicho de otra manera, la descripcion del caso como se muestra en la siguiente figura. En la
que se observa tanto el tipo de simulador, las unidades, asi como el tipo de porosidad

seleccionada. El 01 de enero del 2020 se da inicio a la simulacién.
4.1.2. Tipos de modelos de simulacién.

En cuanto al tipo de simulador, existen diferentes tipos de modelos de simulacion, tales
como: modelo black-oil, composicional y térmico. Por tal razon, dentro de la descripcion se

debe conocer el tipo de yacimiento segun el fluido.

En este caso se utiliza el modelo black-oil o petréleo negro. Este modelo aplica para
yacimientos con presencia de tres fases (petrdleo, gas y agua), en el cual se evalla el gas
como fase disuelta ya sea en agua o petroleo y no como un Gnico componente. Hay que tener
en cuenta que las variaciones composicionales por efectos de la presion y el tiempo, son

despreciables (Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016).

El modelo black-oil se utiliza para simular yacimientos con mecanismos de empuje tales

como:

©  Gas en solucién.
1 Capa de gas.
7 Expansion roca-fluido
T Inyeccién de agua.
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2 Inyeccién de gas inmiscible.

7 Inyeccién quimica.

©  Procesos de imbibicion capilares. se obtuvo los topes

Smulator

GEM

® IMEX
STARS

Volume fractions

Year: 2020

(2 values expected

Builder - Reservoir Simulator Settings

Subdivisions for Matrix Blocks
Number of subdvisons

Simulation Start Date

Shape Factor

Working Unts Porosty
.5 ®) Single Porosity

Fadd DUALPOR

b DUALPERM

MODS MINC

SUBDOMAIN
Morth: 1 Day: 1
0K

Cancel

(Software de Computer Modelling Group Ltd., 2015)

Debido a la data sintética, se obtuvo los topes y espesores de los mapas de contorno

Figura 72. Seccién 1/0 Control.

Elaborado por: Evelyn y Johanna

utilizando el software Gmsh. A continuacion, se describe el procedimiento.

4.1.2.1.
Gmsh

La parte superior del mapa de estructura y la asignacién de las condiciones de contorno se
realizaron mediante las diferentes opciones que presenta la interfaz Gmsh. Y para esto se
debe tener un mapa de isopacas, del respectivo yacimiento que se va a simular, ademas del

software Gmsh instalado en su computadora. A continuacion, se describe el proceso de

manera detallada.

Cuando no se cuenta con la informacidn geologica del yacimiento, es necesario al menos

tener un mapa de contorno con el que se va a trabajar.

©  En primer lugar, se debe importar el mapa de contorno en Gmsh. (Ctrl + 0)
L Elegir el mapay Abrir
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OXYZG 118 Done reading T Users ASUS Downiosds gman-4 4 1-Winoows64 New foider Maps contomo C7 geo

Figura 73. Importar imagen en Gmsh.
( Software Gmsh, version 4.4.1 2020)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

2 Después de importar el mapa de contorno, en la parte lateral izquierda hay un panel
llamado ‘modules’, en el simbolo ‘+’, clic en ‘Geometry’, y posterior a eso clic en
‘Elementary entities’, ahi se despliega una lista con varias opciones. Clic en la
segunda opcién ‘Add’. Aqui hay una gran numero de herramientas que seran de

utilidad en la generacidon de la parte superior del mapa de contorno.

= T R Sveyrerrerrreres—— -

Foe Tosis Wincow Mew Pont J

ypomodt ~3 x nouse and/or enter coordnates
gsssnd » Yold posdion. ‘e’ 10 add pant or 'q 10 abort]

‘\(
>

1]
3
2
B

Figura 74. Mapa de Isopacas en GMSH
( Software Gmsh, version 4.4.1 2020)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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2 Inicialmente se emplea la herramienta “point™, la cual permite generar valores en un
plano cartesiano tanto para “X” como para “Y”. De esta manera se van agregando, con
la finalidad de ir construyendo cada capa del mapa de contorno de superficie, hasta
completar la totalidad de las capas. Cuanto méas sea el nimero de puntos agregados, méas

exacta sera la malla de simulacién En la siguiente figura se visualiza un ejemplo.

N T T e ypprerwreryes —

9 708 & nouse and/or enter Coordnates
Jold position, ‘e’ to add pomnt or ' 1o abort]

Figura 75. Agregar puntos en Gmsh
( Software Gmsh, version 4.4.1, 2020)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

2 Por Gltimo, clic en file “Export”, elegir la ruta donde guardar y asignar un nombre al
archivo y guardar con el tipo de extension “*.msh”.

£ Después de generar el archivo.msh, importar los puntos en el documento llamado
“Tol0flt_fld.bna”, y se adecua los puntos dependiendo la profundidad de cada capa.

2 En este caso, el mapa de estructura tenia dimensiones muy pequefias, asi que se
adaptaron los valores de “X” entre 153 a 6239 metros (20496.16 pies) y para “Y”
entre -10 a 5500 metros (18044.62 pies) (El valor negativo se presenta debido a la

coordenada en “Y” en el plano cartesiano).
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A Gmsh - C:\Users\Evelyn as\Documents\VIIl SEMESTRE\SIMULACION\MALLA\puntos O R
File Tools Window Help |
£ Meodules 4 Move mouse and/or enter coordinates
] Geometry e S " .
[ Elementary entities [Press 'Shift' to hold position, 'e' to add point or 'q' to abort]
Setgeometry kernel
[=] Add
Parameter 550 &
Paint Archivo Edicién Formato Ver Ayuda
Line
Spine EM;nggr‘mat
Bezier i
B-Spline $EndMeshFormat
Circle $Entities
Circle arc 414 414 4110 0
Elipse 1441.9 234.5 8 @
Ellipse arc 2 443.1 234.5 0 ©
Rectangle 3450.4 237 @ 8
D curtane 4450.4 241.8 @ @
Surface filing 5 454.1241.8 8 @
Sphere o 64541241800
Cyiinder = o 7457.7 243 @ 8
Box - sasesMssee
Torus 9 458.9 249.1 0 @
Cane 5 10 463.8 252.8 0 @
Wadge - 11 463.8 254 6 @
gume S 12 466.2 257.7 8 @
Extrude 143 i 13 4711 265 0 0
Boolean : i f 124872100
Fillet |15 462.6 277.20 @
Spit curve RPN S 16 466.2 278.4 @ @
Delste . oo *.17 457.7 277.2 8 @
Coherence . 18 454.1 278,48 @
Physical groups o o 10 458.4 272.3 0 @
Reload seript 5
Remove last serpt corr | 153 167 20 446.7 265 0 @ Y
Edit script
1 Mesh =l Z X

# |

=0XxYZG 118 [} Done reading CUsers\Evelyn as\DocumentsWill SEMESTREMSIMULACIONWALLA\puUntos’ - 1 Waming : Click to show messages [ ... Min/Max node tags reported in section header are wrong: (-1/0) 1= (-1/0) .|

Figura 76. Puntos generados en GMSH
(Software Gmsh Version, 2010)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

2 Por ultimo, se selecciona la carpeta del mapa llamado “To10flt fld.bna” haciendo

clic en el boton examinar y ubicando el archivo. Clic en Ok

Builder - [CMGBuilder00:1)

@ @ Array Properties
Rock-Fluid End-Point Property Madification
Sectors
Aquifers
Lease Planes
Rock Compressibility.
Compaction/Dilation Regians
#-§) Options
Flux Sectors

636 038 648 673 +20mm

[ . - < = 1 s
Map Tyoe: Ut ycodrsennotes:. B @R L LR E 4 sQDOD S LY
Boundary N - |
— I g - Soachy Cabuate | Valdats With
- Fropedy Property IMEX
Ates Bourdary Fie = 8% CMGBuilder00.2D CMGBuilder00 plot | el
.
il |
mie J
ml[
,
— |+
= l
4 s
o @ Grd L

For Help, press F1

Figura 77. Seleccionar mapa de topes en Builder

(Software de Computer Modelling Group Ltd., 2015)

Elaborado por: Evelyn y Johanna
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Para determinar los espesores, simplemente se adapta los puntos de X y Y obtenidos en

Gmsh de manera manual en el archivo llamado “Thickfltl.bna”.

Posterior a la generacion de los puntos, se abre Archivo (en la barra de mend, arriba a la

izquierda) del Builder en CMG y, a continuacion, " Abrir archivomapa..."

Se elije "Tipo de mapa Atlas - Limite de formato (.bna)" y en unidades de coordenadas

X, Y “pies” en el cuadro de archivos".

Luego se seleccion la parte superior del mapa de la estructura del archivo Ilamado
“Tol0flt_fld.bna" haciendo clic en el botén Examinar y localizar el archivo. Y clic en
Aceptar.

4.1.3. Reservoir (Descripcion del yacimiento)

Esta seccion enmarca caracteristicas geometricas de la malla, ademas permite ingresar
propiedades de la formacion, mapas de estructura (topes y espesores), porosidad,
permeabilidad, entre otras. En otras palabras, se crea la malla con la que se pretende
aproximar la forma del yacimiento, con sus respectivos volimenes geométricos (celdas), los

cuales se fijan con el sistema de coordenadas.

Cabe recalcar que, aunque la malla que se eligio es “Cartesiana”, existen otros tipos que
se describen a continuacion para mayor claridad, puesto que, la seleccion de una malla
adecuada o errénea puede generar un impacto considerable en la exactitud de los resultados,

asimismo el tiempo y los recursos requeridos por los ejercicios de simulacion.

Aqui también se puede definir condiciones iniciales tales como; temperatura, saturaciones

(agua, petroleo y gas), presion, y demas.
4.1.2.2. Malla o grilla.

En el contexto del estudio integrado de yacimientos, la malla es una aproximacion del
yacimiento con que se va a trabajar, por medio de cuerpos geométricos de volumen limitado
y conocido. Y se considera particularmente relevante ya que representa la fase en donde la
estructura del yacimiento, en términos de geometria interna y externa, es transferida al

modelo de simulacién. Los tipos de mallas se clasifican:

e Por la uniformidad del tamafio de las celdas.
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Mallas regulares. Son caracterizan porque los tamafios son iguales en la misma

direccion.

Mallas irregulares. Son aquellas en las que las celdas, pueden variar en una misma

direccion.

e Por el sistema de coordenadas y/o forma de las celdas.

Mallas estructuradas. Este tipo de malla se ajusta al sistema de coordenadas

cartesiano u ortogonal (son similares a un paralelepipedo), radial, cilindrico o
esférico. Los sistemas de coordenadas cartesiano u ortogonal, se dividen en:

> Segun el tipo de modelaje en:

Geometria de blogue centrado. Sistema que requiere poca informacion
(coordenadas del centro de la celda y dimensiones), y se estima como
perfectamente ortogonal y centrado. Para sistemas de geologia compleja no es

muy precisa.

Geometria punto de esquina. Este sistema requiere mucha mas informacion
que el sistema anterior, como las coordenadas de los ocho vértices de la celda. Y

en estructuras geoldgicas complejas es el mas usado.

Mallas no estructuradas. Este tipo de malla tiene figuras geométricas muy similares

a: tridngulos, pentagonos, hexagonos, entre otras. Y muy comunmente utilizadas en

sistemas especializados.

Para la Creacion de la malla, como se mencioné anteriormente se eligié un tipo cartesiana
y se especificO geometria punto de esquina 75 (I-direccion) x 38 (J-direccion) x 4 (K-
direccion). En la caja de | direccion 75*340 pies de longitud y en la caja de J direccién
38*340 pies de longitud. La siguiente figura muestra la malla creada para el modelo base de

simulacion.
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Figura 78. Dimensionamiento del enmallado
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

File Edit View 10 Control Reservoir Components Rock-Fluid Inmial Condtions Numerncal Well Tools Window Help

w A BBe B OE S wholerage - FEBOLPL[LEmie+QD O

U-20 Al

Soecty Calcuiate Valdate Vith
Property Property IMEX

N

By Wels & Recurent

= Grid

=46 Array Properties
Rock-Fluid End-Point Property Modification &
Sedors [
Aquifers L
Lease Planes.

4\ Rock Compressibility.
Compaction/Dilation Regions

- Options

Flux Sectors

Figura 79. Mapa de contornos con malla de punto de esquina cartesianas
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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4.1.2.3. Propiedades de la roca.

Después de cambiar la pantalla a modo de sonda de control haciendo clic L] en boton
de la barra de herramientas en el lado izquierdo. Se ingresan las propiedades en el boton

Especificar propiedad general, en el cual se despliega la siguiente hoja de datos.

a Builder - ((MGBuilder00.dat:1] -8
Fle Edt View IO Control Reservor Components Rock-Fluid Inttial Conditions Numerical Well Tools Window Help -ax
SH BRSO K whoerage - @BV P LERIGFQAD OB WU

Plane 1o 4 es——
e NS Soecty Calcure | Valdate Vith

Bock Al v |®GadTep v 2020001 v Propety Property IMEX

rid Top () 2020-01-01 K lsyer 1
Edat Specffication

Qedy for Stat Time Goto | Ged Tep

Grd Too Grd Thckness
UNITS ® r
x
X

X

(C:\Usera\Evelyn 3s'\Documenta\. . (C:\Lisers'\Evelyn as\Documents'
Layer 2 (C\Users\ Evelyn as\Documents'.
(C:\Users\Evelyn 39'\Documents
(C\Users' Evelyn 25\ Documents\.

..................

For Help, press F1

Figura 80. Hoja de calculo de la especificacion de propiedades generales
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

En la casilla 1 de la capa 1 se seleccione la opcion Mapa Geoldgico como origen de datos
dando clic derecho, luego en valores de archivol busque y seleccione nuevamente el archivo

de la parte superior del mapa de la estructura llamado “To10flt_fld.bna”.
Haga clic en Aceptar y vuelva a la ventana de tipo de hoja de calculo.

Se repite esta accion para el grosor de la malla en la celda 1 de la capal, con la diferencia
que ahora selecciona “Thickfltl.bna” en los valores en el cuadro de archivol. También se
asignod 25% del espesor total del mapa para cada una de las 4 capas en la cuadricula. Y por

altimo el espesor de la capa 1 se lo asigno para las deméas capas.
En la columna de porosidad se le asigné un valor de 0.23

La permeabilidad en I es de 500 para todas las capas
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La permeabilidad J y K se selecciond6 EQUALSI.
Se establece una relacion de kv /kh de 0.1.

La compresibilidad de la roca es de 4x107°

La presion de referencia es igual a 4000 psi

Finalmente haga clic en Ok y en la ventana correspondiente a este punto, se realizan los
calculos de cada una de estas propiedades a través de todo el enmallado (método de

interpolacion.

- V] Bubble Point Pressure A
- [¥] Endpoint Saturation: Connate Water

- W] Endpoint Saturation: Critical Water

- [¥| Grid Thickness

- [V Grid Top

- ¥ Oil Saturation

-V PVT Type

- [¥| Permeability |

- [v| Permeahilitv .| bt
Interpolation Options

() Use property value in the parent block

(® Interpolate from contour maps

+!

Refined Blocks:
[] Do not overshoot/undershoot Explain
points outside min/max values. overshoot / undershoot

[] Do net calculate property for grid block if 6460
nearest contour or mesh point is farther than:

[ ] Set grid block to NULL if a property cannot be calculated
or if too far from the nearest contour or mesh point.

[ ] property is not calculated, use an inverse weighted

average of nearby points to estimate the value.
(Default: Value will be set to zero if not calculated.)

Lok | [ Conce

Figura 81. Calculo del valor del bloque
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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4.1.4. Componentes.

En esta seccion del simulador, se ingresa la informacion PVT del fluido, la cual se
considera importante para la estimacion de reservas, analisis del comportamiento del

yacimiento y disefio de equipos. En la siguiente tabla se detallan las propiedades ingresada.

Tabla 13. Propiedades de los fluidos

Fuente: (Omar, 2014)

PROPIEDADES VALOR RANGO ‘
Temperatura del yacimiento [°F] 158 155 -195
Presion del yacimiento [psi] 3450 3450
Presion de burbuja [psi] 1140 1140

Gravedad API [°API] 10,5 9,5-11,5
Gravedad especifica del gas 0.7 0,7
Relacion de gas disuelto [PCN/BN] 105 100 -110

Salinidad del agua [ppm] 1500-1300 1500 -1300
Viscosidad del petrdleo 112,5 100 -300

La informacién del andlisis PVT, se generdé empleando la informacién que se introduce
en el "modelo de Black Oil rapida™ de la ventana. Aunque, también se puede ingresar o editar

los valores en la tabla de PVT directamente. La siguiente figura muestra los valores
generados mediante el modelo anteriormente dicho.
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PVT Regon

# | Imex PVT Regions
(asn] (2]

PVT Table |General | Undersaturated Data |
PVT Table Type

|04 and gas (PVT) )

V| Include Oil Compressbiity in PVT Table

Ihndlude Gas-ol Intefacal Tenson in PVT Table

Table Uses: [Gag epanson factor (EG)

Differential iberation table parameters

Bubble port pressure

Ol formabon vol. factor

¢ Jools » Solution gas-oil ratio
® p Rs Bo Eg | viso visg co
psi R3/bbl R3/bb co ) 1ps
1 |146% 381178 1.0485 474119 254115 00124335 30005
2 765829 11.7208 104838 24,906 240802 00125406  3e-005
3 |17 207473 10517 453375 227452 00125947 3005
4 200357 305163 1.05532 66.0431 21481 00126575 32005
5 262244 40,856 1.05518 87.0239 203095 00127276 3005
€ .324 13 51.6648 1.06324 10828 192341 0.0128041 3e-005
7 386,018 62,8745 1.06749 129812 182511 00128867 3005
8 447905 744362 107191 151617 1.73635 00129748 30005
3 509791 863124 1.07649 173695 165337 00130685 3005
10__|snem 98.4738 1.08121 196 042 157839 0013167 30005
‘ m ’
D
| Cancel

Figura 82. Valores generados mediante el modelo de petréleo negro rapida

Elaborado por: Evelyn y Johanna

4.1.5. Interaccion roca-fluido.

En este item, se detallan los tipos de procesos que dependen del desplazamiento y el tipo
de modelaje (bifasico o trifasico). Asi como también el tipo de humectabilidad, ademas se

agregan las curvas de permeabilidad relativa. La siguiente figura detalla las propiedades de

la roca

(CMG, 2015)
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Fda.lwmﬂorolm“m

Use list below as a guide o set exponent values for the generalized
equations, or to select specfic analytical equations

Suggestions not required.
Show Equations

Oil-Water Table

[] Liquid saturations do not include connate water

SWCON - Endpoint Saturation: Connate Water 0.2

SWCRIT - Endpoint Saturation: Crtical Water 0.2
SOIRW - Endpoint Saturation: imeducible Of ... 0.4

SORW - Endpoint Saturation: Residual Ol for.. 0.4
5 | SOIRG - Endpoint Saturation: Ireducble OIf.. 0.2
6 | SORG - Endpoint Saturation: Residual Ol for .. 0.2
SGCON - Endpoint Saturation: Connate Gas  0.05
SGCRIT - Endpoirt Saturation: Citical Gas | 0.05
KROCW - Kro at Connate Water 08
10 | KRWIRO - Kiw at Imeducible Of 03
11 | KRGCL - Krg &t Connate Liquid 03
KROGCG - Krog at Connate Gas 08
13 | Bxponentfor cakculating Kew from KRWIRO 2
Exponent for calculating Krow from KROCW 2
15 | Exponent for calcuating Krog from KROGCG 2
16 | Exponent for calcuating Kra from KRGCL 2

Figura 83. Correlaciones de permeabilidad Relativa
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

4.1.6. Condiciones iniciales.

En esta seccion se detallan los datos de presion de yacimiento y profundidad de referencia
(profundidad media de la arena de interés); ademas del contacto agua-petréleo, que se define en

la base de la malla. Las condiciones iniciales se muestran en la siguiente figura.
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Initial Conditions x|
Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservoir Initially Containing
) Water, Oil, Gas ( VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL_GAS EQUIL)

®) Water, Oil ( VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL EQUIL)
) Water, Gas ( VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL NOTRANZONE )
There will be no residual saturation in Gas Cap ( GASZONE NOOIL )

Reference Pressure and Depth Phase Contact Depths

Pressure (REFPRES) 3450 psi Water-Oil Contact ( DWOC ) 19700 ft

Depth ( REFDEPTH ) 19500 ft

Datum Depth for Output Pressure
Note: This tem is optional.

Depth ( DATUMDEPTH depth )

For more options use the
Pressure will be comected using the initial equilibrium Advanc:::l Intefface

pressure distribution ( DATUMDEPTH depth INITIAL )

Bubble Point Input Format Advanced
") Reservoir initially saturated (PB =P )

®) Constant Bubble Point Pressure (PB) 1140 psi

B oK | | cancel Aoply Help

Figura 84. Condiciones Iniciales
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

4.1.7. Métodos numéricos.

En esta seccidn se describe el tamafio maximo de pasos de tiempo, presion y saturacion,
tipo de método numérico, entre otros. Hay que tener en cuenta que aqui los valores se generan

por defecto, de tal manera no se asignan valores diferentes
4.1.8. Pozosy datos recurrentes.

Una vez que se configura el modelo de yacimiento, se lleva a cabo la completacion del
pozo. Se utilizaron pozos verticales en un patrén de cinco puntos para realizar la simulacién.
Esto es porque el patron de cinco puntos es el modelo de pozo mas usado en la industria. La
trayectoria de flujo mas cercana es una linea recta entre el pozo de produccién y el pozo de
inyeccion, lo que significa que es un modelo fuertemente conductivo. Ademas de eso,
proporciona una buena eficiencia de barrido areal y es el patron de pozo mas econémico
(Firoozabadi, 1988 "c.p." Stanislaus, 2017).
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El patrén invertido de cinco puntos tiene el pozo inyector en el centro, donde el agua
inyectada barre el petroleo que queda en el yacimiento. De esta manera, el agua inyectada se
extiende por igual a los 4 pozos productores ubicados en cada una de las esquinas. (Mahmud,
2017)

De esta manera, se origina una mejor produccion de petrdleo ya que se desperdicia una
cantidad insignificante de agua en la formacion del yacimiento. Asimismo, la presion del

yacimiento puede elevarse de manera efectiva. (Mahmud, 2017)

El primer parametro de los pozos productores a la fecha de inicio es la tasa de petroleo en
superficie méaxima, de 2500 Bbl/dia, y el segundo parametro es la presion de fondo, de 3450
psi. Mientras que para el pozo inyector, la tasa de petréleo en superficie maxima, es de 2000

Bbl/dia y la presion de fondo, es de 4500 psi.

Los parametros establecidos para los pozos tanto productores como inyector se muestran

a continuacion de manera sucesiva.

ID & Type Constraint definition previous date: <none>

Constraints # Parameter ]Umi/Mode IVaIue Action
1 | STO surface oil rate N MAX ~ 2500 bbl/day CONT

%2  BHP bottom hole pressure ¥ MIN Y[3450 s |coNT

Muttipliers

Wellbore

Injected Fluid

Max. number of continuerepeat allowed (MXCNRPT) |1

=

< constraint modifiers > -
["] Change cument primary constraint (ALTER) [] Set new or change old constraint (TARGET)

BHP 0 psi #  |Parameter [ Value [
select new

Alter:  previous date: <none>

Target: previous date: <none>

Add new well

Figura 85. Pozo productor
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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ID & Type [#] Constraint definition previous date: <none>

Constraints # | Constraint | Parameter Limt/Mode [ value
: 1 |OPERATE STW suface waterrate  © MAX ™ 2000 bbi/day
—————————— |*2 OPERATE BHP bottom hole pressure  + MAX ‘|4500 psi
Wellbore select new LI

Injected Fluid

< >
Max. number of continue-repeat allowed NRP 1

X a v E, nul (MXCI 4)]

< constraint modffiers >
[]Change cument primary constraint (ALTER)  [_] Set new or change old constraint (TARGET)

BHP 0 psi -4 Parameter |Vdue |
select new

Alter:  previous date: <none>
Target: previous date: <none> ><

Add new wel OK || Cancel || Hep

Figura 86. Pozo Inyector
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

4.1.9. Fechas.

Seccion donde se configuran las fechas y tiempo que se va a realizar la simulacion.

* - no keyword data exists on this date (it can be deleted)

# | Date & Time (day) [set STOP [ Comments | Add anew date: =
1 2020-01-01 (0.00) .
2 * 2021-0901 (609.00) O Add arange of dates: | B |
3 # 20230501 (1216.00) O
4 * 202501-01 (1827.00) O 2.;‘1‘;”“"”“"*’ L
5 * 20260901 (2435.00) O
6 #* 20280501 (3043.00) ]
7 2030-01-01 (3653.00) (]}

Delete all empty dates: X

To limit output file size., limit grid
output (with WSRF) to:

|Do not limit grid output v
Dﬁﬂnoveamhgkeywds
(WSRF)to limit grid output
Recommendations

Figura 87. Fechas de Simulacion
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

134




4.2.
IMEX A STARS

La conversion del archivo del modelo IMEX al modelo composicional STARS se lleva a

CONVERSION DEL MODELO DE SIMULACION (ESTRUCTURAL) DE

cabo con el propdsito de realizar el estudio de inyeccion de surfactantes.

A continuacién, se describe los pasos para convertir el modelo de simulacién estructural

de IMEX a STARS, ademas del proceso que se lleva a cabo para poder inyectar un

surfactante:

for Dataset y escoge la opcion STARS.

1. Haz clic en File en el menu principal y selecciona la opcion Converter simulator type

File | Edit View 10 Control Reservoir Components Rock-Fiy
Close 14 Whole Page
H save Ctrl+S
Plane 4 of 4
Save As...
Convert Simulator Type for Dataset » To STARS...
Import from another file » To GEM...
Import from Database...
Results 3D & Builder Preferences... S ——
Create Map File 1
Open Map File...
Scripting...
T
e
Page Setup... .“.5“‘:‘%
@ . ““I“i"."“i"“
Print... Ctrl+P AL gty
L

Figura 88. Conversion de IMEX a STARS
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

Una vez realizado esto, especifique la rutay nombre del archivo de salida de la conversion.
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Asimismo, tenga en cuenta los mensajes que apareceran de los keywords, los cuales estan



relacionados con la compatibilidad, saturacién connata y critica del agua y con la profundidad
del contacto agua /petroleo, a todos estos haga click en Ok.

2. Despues sefiala en el lado derecho de la ventana de importacion PVT la presion del punto
de burbuja y haga click en Next.

Builder - [CMGBuilder01:1]

File Edit View 1O Control Reservoir Components Rock-Fluid Initial Conditions Numerical Geomechanics Well Tools Window Help
1EELRE @ OE S K Whoepage - FBBOLFL LB¥RES QO OB U inN
¥ 1of4
120 Aveal N bl Specty Calcuate | | Valdate Wih
Block Fil v | eGidTop v 22000 v Propedty Propey STARS

iModel Tree View v 8 x CMGBuilder01.2D | CMGBuilder01.plot

v 1/0 Control |

o Reseor This black of PVT import wizard wil create a new flud model for STARS. Black of PVT can be input using 2methods: 1)

om » read from a file, or 2) generated from analytical PVT comelations using the black ofl PVT graphical user interface (GUI).

= ¥the PVT data is read from a fle, & can be edted using the black of PVT GUI

¢ Rock-Fud i C:\Users\Evelyn as\Documents\VIll SEMESTRE\SIMULACKON\MALLA\STARD 3\CMGBuider01 dat

¥/_itel Conciiors ! : Read Black Ol PVT Data in IMEX Format Black Ol PVT Properties

Q@ Numencal ]| Launch the Biack Of PVT Graphical User ItefaceGU) | seloct ks e
Geomechanics r Wrte Black O PVT Data to a Fie »

€ Wels & Recurent d : Average and Select PVT Regior L

@ Grid L Od Densty Options

| @ v Array Properties - _ || © Use Do-DeadOiDensty + GORGasDensty) Bo P Rogon #1.p8 ps

‘ Sectors —& | O nout ive ol densty in the table on the right 7 114636000 )

Aquifers - (O 'out gas gravity in the table on the right and 2 |47.049600 i
| ~ calculate ol densty using the equation above. < |

#-« Thermal Rocktypes o

‘ R 3 |79.403200 ot
u 4 [111.757000
u Bubble Pont Pressure and Temperature 5 |144.110000 =
- Tomuuuw.-mmmm 3 176 464000
B el i T g
i Bubble Pt. Temperature | Set 8 |241.171000 2
B Region #1 | Sat Value 160F | |8__|273525000
- 10| 305878000 -
L= 11 |338232000
- 12_|370586000 "
- Rkl AN 20000
B Re-Match Back e
X=20454 Y=12932

Figura 89. Importar a STARS PVT Black Oil
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

Aparecera el paso 2 de la importacion, en esta ventana coloque el coeficiente de expansion

térmico y siga con los siguientes pasos.

Por otro lado, en el paso 5 se observaran los errores en la conversion, haciendo click en
Re-Match. Despues siga con el boton Next y en el paso 6 puesto que no es necesario hacer
ningun cambio presiona Finish.
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Step 5: Check Matches of PVT Properties
| BxplanDenstyMatch | | Bxplain K Value Match | | Explain Viscosty Match | | Bxplain Gas Match |
Density Match Controls K Value Match Controls Liquid Viscosity Controls Gas Match Controls
Use points to bubble point ',Usenonhea'oi Intemal comelation for
Dody viscosiyowot' 1 ©933V'm,
Oil density weight 1 -
|®) Use K value coefficients Use pressure o Compostion
Qil FVF (Bo) weight 1 0 Use K value table dependent viscosity Mmﬂﬂ‘“
el Exprnsion Goofilc Min and max temperature (;V:er‘:fc::y .
alues se high gas den
(O Use Input Value e it ® M:ch' VPVT comection for gas
() Calculate from first Bo Min and max pressure input viscostty
(:.) MUT\M match value 14 5038 ps 3450 psi
Density Match Results K Value Match Results Viscosity Match Results Gas Match Results
Used a 2 point match with points Used a 3 point match with Dead oil visc=124 944 Region 1 emor= 100.00 %
1. 16. points 18, 21 and 16. Soln gas visc=1.12272
Coeff 1= 55612 psi Stars gas viscosity is not
Ct=0.00046454 1/F Coeff 2= 0.00104734 1/psi pressure dependent!
Co= 6.46475e-006 1/psi Coeff 3= 3.61607
Cglliquid)= 6.46475e-006 1/psi Coeff 4=-1583.98 F
Do= 58.7294 bAt3 Coeff 5= -446.782 F
Dgfliquid)= 20.7845 Ib/t3
TcPcemor=023 %
Avg ermor= 0.02 % Avg emmor= 1.02 % Avg ermor= 0.05 % Gas Visc err= 100.0 %
< Back Next > ' Cancel

Figura 90. Errores de la conversiéon PVT
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

3. Tenga en cuenta que la saturacion de agua connata y critica no fueron convertidas por lo
tanto haga click en File y seleccione la opcién Import from another file, finalmente

sefiale Spatial Properties from Dataset.

File [Edit View 10 Control Reservoir Components Rock-Fluid Initial Conditions Numerical Geo

Close DJ ¢« | Whole Page  ~ m‘ﬁ B @ LR
M save Ctrl+S S
Save As... Specfy | | Calcul
. | v| |200001 v Property | | Propg
Convert Simulator Type for Dataset  » |
Import from another file 4 l Grid & Spatial Properties from Dataset...
Import from Database... | Spatial Properties from Dataset...
Results 3D & Builder Preferences... Spatial Properties from CMG Simulation Results...
Create Map File Spatial Properties from CHEARS Simulation Results...
Open Map File... Spatial Properties from Stand-alone Arrays...
t t RESCUE Model...

Component Properties...

Well Trajectories...

Figura 91. Conversion de las saturaciones de agua connata y critica
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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Aparece una nueva ventana, en la cual debera seleccionar en archivo IMEX en la opcion
File lo que permitira a Builder mostrar las diferentes variables disponibles; en este caso las
propiedades de Endpoint Saturation: Connata Water Saturation — Water Connata
Saturation y Endpoint Saturation: Critical Water — Critical Water Saturation.

Fletype: | CMG dataset v

File: ?C'\Uw!\Eveiyn as\Documents\VIll SEMESTRE\SIMULACION\MALLA\S1

Fou'ce properties will be converted to FIELD

Select property to import: Select CMG property to import to:

Bubble Point Pressure - 2020-01-01 A Add New Custom Property PN
dpoint Saturation: Connate Water - 2020-01-01 Adsorption Type

Endoonm Saturation: Critical Water - 2020-01-01 Block Vol/Area Modfier Type

NULL Blocks - 2020-01-01 Bubble Point Pres(Dead_Oil)

Oil Saturation - 2020-01-01 Bubble Point Pres(Soln_Gas)

PVT Type - 2020-01-01 Bubble Point Pres(Water)

Pemeability | - 2020-01-01 Cohesion Map

Pemeabily J - 2020-01.01

Pemmeability K - 2020-01-01 4 Deformation Rock Type b4

< > < >

Add to Selected List
Selected List:

Saturation: Connate Water - 2020-01-01 imported to Water Connate Saturation

oint Saturation: Critical Water - 2020-01-01 imported to Critical Water Saturation

Remove from Selected List

Lok || conce e

Figura 92. Importacion de propiedades
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

Finalice con el boton Ok y observe que la opcion Numerical y Well & Recurrent se
presentan como secciones imcompletas.

€ Numercal K
Geomechanics |’
€) Wels & Recument o

Figura 93. Secciones Incompletas del simulador
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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4. En el Item Numerical, escoge la primera opcion Timestep Control. En esta ventana
introduzca el valor de 0.001 day en el campo Datase Value de First Time Step Size
after Well Change (DTWELL), y presiona OK.

Keyword Description Dataset Value
Timestep Control Keywords |
Maximum Number of Timesteps (MAXSTEPS)
Maximum Time Step Size (DTMAX)
Minimum Time Step Size (DTMIN)
First Time Step Size after Well Change (DTWELL)
Solution Method Keywords
Isothermal Option (ISOTHERMAL) OFF
Model Formulation (TFORM) SXY
Under-Relaxation Option (UNRELAX) -1
Upstream Calculation Option (UPSTREAM)
Maximum Newton Rerations (NEWTONCYC) 15
Maximum Time Step Cuts (NCUTS) 7
Maximum Pressure Limit (MAXPRES) 145038 psi
Minimum Pressure Limit (MINPRES) 7.25189 psi
Minimum Temperature Limit (MINTEMP) 338F
Maximum Temperature Limit (MAXTEMP) 3632F
Maximum Phase Switches per Time Step (PVTOSCMAX) (60
Adaptive Implict Method (AIM) OFF
Frequency of Checking for Backward Switching (BA...
Threshold Value (THRESH)
Material Balance lterations (MATBALITER)
Maternial Balance Emor Tolerance (MATBALTOL)
Linear Solver Keywords

Figura 94. Datos Numéricos en STARS
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

5. Finalmente en la opcion de Well & Recurrent ingrese en la opcion Injected Fluid, en
dicha seccién especifique la fraccion molar del fluido a inyectar, la temperatura y la

presion.
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7 displayed wells 50f 5 20200101 v [@ Well: "WHITE' at 2020-01-01 (0.00 day)
Name / Date Event 1D & Type
BLACK ——  Injected fluid WATER v
20200101 WELL Conetraints
PRODUCER b Component Mole Fraction Nomalize:
constraints M— 1 Water 10
BLUE Welbore 2 | DeacOi 00
20200101 WELL 3 Soln_Gas 00
PRODUCER Injected Auid Total 10
constraints —
GREEN Options
20200101 WELL
PRODUCER L=
constraints Gas Lit
RED —
20200101 WELL Guide Rates
PRODUCER i
constraints + Comments
WHITE —_— Injection fiuid / stream attributes
20200101  WELL T 2 F
INJECTOR
constraints [[] Steam quality
injected fluid 7 A
OPEN e BOO0 psi
|
(®) Name
Sotby: <o e Tods » Reset Page [ ] Auto-apply oK Cancel Apply Help

Figura 95. Caracteristicas del fluido a inyectar
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

4.3. CREACION DEL COMPONENTE TENSIOACTIVO

La inyeccion de surfactantes en el yacimiento comienza después del método de inundacion
de agua, no beneficia la tasa de produccion de petréleo y la recuperacion total de petroleo.
(Mahmud, 2017)

En este apartado se procede a utilizar la opcion Process Wizard que se encuentra en
seccion Components, en el cual se debe seleccionar el paquete de fluidos implicitos en CMG

STARS, en este caso Alkaline, surfactant, and/or polymer model.
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~_ CMGBuilder01.2D | CMGBuilder01.plot |

xl

BTT=—— E E] Aqu;;;us Phase Plots 1,034
H Import Blackoil PVT...

v/ Rock-Fuid [» Import WinProp-generated Model ...
 Initial Conditions | » Launch WinProp to Edit/Generate Model
v Numerical [ » Process Wizard...

e | » Add/Edit Components...
/ Wels&R | B K Values...

- Polymer = Densities...

i Siltack Liquid Viscosities...

@+ Alkaline Gas Viscosities...

-+ Dead_Oil Enthalpies...

#-+ Soln_Gas Reference Conditions...

-/ Gas-Liquid K value corr Reactions...

S K . T CO2 Analytical Properties...

Figura 96. Menu para la creacion del tensioactivo
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

This wizard will use the existing fluid model section for STARS and add the necessary data for
the process desired to be simulated. The user must begin this wizard with a minimum of two or
three components that describe the black oil behavior of the system.

Choose a process from the combo box below and a description will be displayed.

Alkaline, surfactant, foam, and/or polymer model V}

This incremental oil recovery from this process occurs when natural surfactants are created
when the oil reacts with the alkali and results in ultra low interfacial tension. This capacity of
forming natural surfactants is limited depending on how much natural acid the crude contains. If
the crude contains small amounts of natural acids, a low concentration of injected alkali is
required and the injected surfactant needs to be present to form the ultra low interfacial tension.
If the crude contains high amounts of natural acids, a higher concentration of alkali needs to be
present in the injected fluid, and the concentration of surfactant required is lower.
Injected polymer helps to improve the mobility ratio by increasing the viscosity of the injected
alkaline flooding

water. Potential for good oil recovery in conventional

is higher in crudes that

are viscous, napthenic, and low APl. The oil must be heavy enough to contain the desired
organic acids, but light enough to permit some degree of mobility control during flooding. The
upper viscosity limit for alkaline flooding is < 200 cp. The minimum average pemmeability should

be > 20md. Sandstone is preferred

. cabondesmaycoﬁm a_-hydiescxgyps.m

adsorption. fﬁvea.l'factatpatliommodynhewaerphase then the presence of alkali
should reduce the surfactant adsomption. The presence of salt changes the behavior of the
surfactants in the presence of alkali in a complicated manner: Therefore, laboratory studies

must be done!

Alkaline undergoes unwanted reactions with reservoir brine and rock that waste the alkaline
additive. Surfactants (soaps) can induce mixing of water and oil phase by lowering interfacial
tensions. Residual oil saturations are reduced based on local values of capillary number.
Surfactants can be primarily water soluble, primarily oil soluble or approximately equally soluble.
Optimal performance is nomally associated with equal solubility between water/oil phases.

< Back | Nex > \[ Cancel |

L

Figura 97. Seleccionar el Proceso
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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Haga click en Next y proceda a escoger el modelo que desea simular, ya sea inyeccion
surfactante (add 1 component), proceso SP o ASP. cada una de estas opciones con sus

caracteristicas especificas.

Surfactant flood (add 1 component) v

Polymer flood (add 1 components)
Alkaline, surfactant flood (add 2 components)

Alkaline, surfactant, i oIEer flood !add 3 com nentsi
Surfactant flood (add 1 compo

Surfactant, polymer flood (add 2 compcnents)

Foam flood with gas foam model (add 4 components)

Foam flood with liquid foam model (add 4 components)

Foam flood with empirical foam model (F1,F2 F3 etc, add 1 component)

Figura 98. Seleccion del Modelo
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

Segun el Modelo elegido en el siguiente paso seleccione el componente, la regién de la
roca; asimismo, se observara los diferentes valores de tensién interfacial con respecto a la
concentracion del surfactante, polimero o alcali. También, hay que tener en cuenta que estos
valores pueden ser cambiados, sin embargo, los dejamos por defecto ya que representan

valores tipicos y viene de extensas referencias bibliograficas.

Weight % Sufactant Interfacial Tension, (dyne/cm)
1 [0 182
2 |005 05
3 |01 0.028
4 |02 0.028
5 |04 0.0057
6 |06 0.00121
7 |os 0.00037
L 05

< Back

Figura 99. Valores de tensidn interfacial a diferentes concentraciones de surfactantes
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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Posteriormente, hacemos click en Next y Finish. Ahora el componente 0 componentes

seleccionados apareceran en la seccion Injected Fluid de Well & Recurrent.

:___; displayed wells 5 of 5 2020-01-01 v =B Well: 'WHITE" at 2020-01-01 (0.00 day)
Name / Date Event D & Type
BLACK ——————————— Iniectedfiuid:  WATER v
2020-01-01 WELL Constraints
PRODUCER Mok # G Mole Fraction ]
constraints - 1 Water 0935
BLUE Welbore 2 Surfact 0.001
20200101 WELL 3 Dead_Oil 00
PRODUCER Injected Fuid r o Gas 00
constraints e
Total: 1.0
GREEN Options
20200101 WELL T
PRODUCER e Groionk
constraints Gas Lt
RED —
202001401 WELL Guide Rates
PRODUCER ————————
constraints v Comments
WHITE e — Injection fluid / stream attributes
20200101 WELL T 0F
INJECTOR
constraints [7] Steam quality 0
injected fluid Pre
stream pressure ¥ Pressure 3000 psi
stream tempera__.
® Name
Sotby: S e Tools » Reset Page =[] Auto-apply 0K Cancel Apply Help

Figura 100. Caracteristicas del fluido a inyectar
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

4.4. VALIDACION DE DATOS

Antes de realizar la simulacion es indispensable la validacion de datos con el proposito de
confirmar que la informacién suministrada sea la correcta, por lo tanto, haga click en el boton
Validate With STARS y escoja la opcion “Si” en el mensaje emergente que aparecera.
Finalmente, se realiza la corrida de la simulacion por medio de las 3 opciones que tiene dicha

ventana para validar, inicializar o realizar la corrida.

(O Validate (Run to validate dataset only)

() Run to view inttialization (run one time step)
(®) Run nomal immediately

() Run normal in batch ( Submit to job scheduler)

Run Abort Simulation
bort Simulatio

Figura 101. Opciones para validar, inicializar o realizar la corrida.
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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1. Validate (Validar): Valida los datos de entrada y previene errores en la simulacion.

2. Run to view intialization: Realiza la corrida de inicializacién y calcula el POES.

3. Run normal immediately: Realiza la corrida del archivo, la cual genera los
resultados de la simulacién como: tasas de inyeccion, produccién, entre otros
parametros para cada intervalo de tiempo. lgualmente, reportard la produccion e
inyeccion total de fluidos, nimero de advertencias y errores, ciclos de iteracion
requeridos para solucionar el problema, ademas del tiempo de simulacion. (Espinoza,
2015)

Edit
_) Validate (Run to validate dataset only)
(O Runto view intialization fun one time step)
®) Run nomal immediately
(O) Runnomal in batch ( Submit to job scheduler)

Run

rie C:\Users\Evelyn as\Documents\Vill SEMESTRE\SIMULACION\MALLA\STARD 6\CMGBuider01log

TIME STEP SUMMARY

———Time Step Injection-- Mat ---Maximum Changes——-
GOR . Gas Water Bal Pres Sat Temp
Size ft3 v Err
days IT T days yy/mm/dd bbl/d £ft3/d bbl/d /bbl 2 fe3/d bbl/d psi w/o/g deg F

91.21 2020/04/01 7.814 741.3 3.8e-4 94.87 48e-4 200.1 60e-4 54.39 0.0158w -3.31
.76 121.0 2020/04/30 8.244 3.7e-4 .87 45e-4 238. T2e-4 54.39 0.0157w -4.40
.72 155.7 2020/06/04 9.301 . 3.5e-4 .87 37e-4 267.1 64e-4 53.98 0.0164w -5.87
.66 196.3 2020/07/15 2.9e-4 .87 26e-% 296. 57e-4 50.14 0.0146w -7.01
.36 245.7 2020/09/02 . 1.9e-4 .87 13e-4 321. 5le-4 41.46 0.0152w -8.33
.36 311.1 2020/11/07 19. .87 341. 50e-4 39.74 0.0166w -10.1

v
>

# [ unes Value
1| Gross fomation volume 3
2 Fommation pore volume /3
3 Aqueous phase volume /3
4 |0l phase volume 3
5 Gaseous phase volume {3

Find Waming Messages Find Emor Messages

Figura 102. Resultados de la corrida de simulacion
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna

Este proceso realizado en el simulador crea archivos de salida output file (*.out), index
results file (*.irf) y main-results file (*.mrf), los cuales pueden mostrar su contenido por
medio de la opcién Launch Results por medio de la opcion Results 3D y Results Graph
para iniciar el analisis de los resultados de simulacion. (Espinoza, 2015)
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4.5.

La visualizacion de los resultados en forma grafica utiliza los archivos de extension .irf
gue se encuentran en la ventana principal de la plataforma Technologies Launcher, el cual
se arrastra hasta el icono Results Graph si se desea visualizar los resultados en 2D, por otro
lado si se anhela representar en 3D para observar y analizar el comportamiento de las
diferentes propiedades de los fluidos del yacimiento en el transcurso de tiempo representando

los resultados mediante una vista bidimensional o tridimensional utilice la opcion Results

3D, . (Espinoza, 2015)

g
Fle Project View Configuration Help
-> CAUsersEvelyn ssDocuments\

Rumete gl ot 0201519, 0L 100 g
2015 Aasistant

VISUALIZACION DE LOS RESULTADOS OBTENIDOS

GEM 201510

MEX 2015.10

C\Users\Evelyn as\Documents\Vill SEMESTRE\SIMULACION\MALLA' 2 e ES Rarn
A | Name Sze Type
7 CMGBuiderd0 dst 1008  Archivo DAT
CMGBuiderd1 g 168 Documento de texto
) CMGBuiderd! dat 107K8  Arcaivo DAT
9KB Archive RE
CMGBuiderd? mrt 1502KB  Archivo WRF
CMGBuAderd! out 127K8  Arcawo OUT
cmgoumal bg IKB Documento de texto
msg kg 480 Bytes Documento de texto
d
. e
Buider 2015.10

STaRs 2015.10

4 4

WINFROP 201510 CMOST 2015.10

Job Mame

Submitted At Finished At

Message

Figura 103. iconos de Technologies Launcher
(Computer Modelling Group Technologies. [Software]. Version 2015.)
Elaborado por: Evelyn y Johanna
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CAPITULO YV
ANALISIS Y RESULTADOS

En este capitulo, se presentan los resultados del periodo de prediccién de tiempo, para la
presentacion de la simulacion de CMG (STARS), donde se discutiran los parametros
operativos, es decir, la inyeccion elegida para el proceso de recuperacién mejorada de

petroleo.

Igualmente, el tiempo de inyeccidn es de 25 afios, desde enero del 2020 hasta enero del
2045. Ademas, como la simulacidn se lleva a cabo con un caudal y concentracion constantes,
se puede deducir que, con un mayor volumen de surfactante, se logra producir mas petroleo

residual después de la recuperacion primaria y secundaria. (Mahmud, 2017)
5.1. ETAPAS DE SIMULACION DE STARS

La primera etapa de simulacion para el campo petrolero utiliza los yacimientos de energia
natural para la produccion. No hay inyeccion de ningun fluido en el yacimiento, ademas de
estar configurado para producir a partir de los cuatro pozos productores. Esta etapa de
recuperacion primaria analiza las capas Optimas para producir, y lograr el mejor porcentaje

de corte de agua, tasa de produccion y recuperacion de petroleo.

Después de determinar las condiciones Optimas a partir de la recuperacion primaria, se

inyecta agua como método de recuperacion secundaria.

En este punto, el mejor periodo de inundacion de agua y la tasa de flujo de inyeccién se
determinan con respecto a la tasa de produccion y la recuperacion de petroleo, sin descuidar
el monitoreo de la presion del yacimiento. Después de que se ejecutan las etapas de
recuperacion primaria y secundaria, se introducen surfactantes en el yacimiento para mejorar

aun mas la recuperacion de petréleo. (Mahmud, 2017)
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5.1.1. Analisis del Factor de Recobro

El factor de recuperacion se obtiene sumando las cantidades de petrdleo recuperadas en
cada paso (proceso de desplazamiento de petréleo secundario y terciario) y se expresa en
porcentaje (%) de la siguiente manera:

Frrotat = Frsm + Frem

Donde:
Frrotqr: Tactor de recuperacion total (%),
Frem: factor de recuperacion obtenido por el método secundario (%) y

Fr:m: factor de recuperacién obtenido por el método terciario (%). (Ajay Mandal,
2014)

Los resultados obtenidos de cualquier proceso quimico van acompariados de los resultados
obtenidos en la inyeccidn de agua, esto con el propdsito de establecer el incremento del factor
de recuperacion y determinar la viabilidad técnica de implementacion de métodos EOR.
(PENA, 2016)

Para realizar una comparacion de los factores de recobro de los procesos quimicos, se
efectud primero el caso en base a la recuperacion primaria, inyeccion de agua (recuperacion

secundaria), mostrando el comportamiento de la produccion de petroleo.

Como se observa en la Gréafica 1. el factor de recobro de la recuperacion primaria es
2.0283 * 1078 %, valor extremadamente bajo que se manifiesta en la acumulacion de
petréleo (0.000304923 bbl) y tasa de produccion (5.75551 = 10~ 1*bbl/day), los cuales

solo demuestra que este método no es el adecuado para la produccion de este yacimiento.
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Qil Prod Cum SCTR (bbl)

2,50e-10

2,00e-10 =

1,50e-10 =

1,00e-10 =
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Después del analisis de la recuperacién de petréleo por la energia natural del yacimiento,
se lleva a cabo una recuperacién secundaria para producir petréleo, utilizando el método de

inundacion de agua.

Las inundaciones de agua se realizan desde el afio 2020 en adelante, y previo a las
inundaciones de surfactante para ayudar a aumentar la tasa de producciéon y aumentar la
recuperacion de petroleo tanto como sea posible antes de proceder a métodos mejorados de

recuperacion de petréleo.

Como se observa en la Gréfica 3 el factor de recobro de la inundacion de agua es de
2.8684 x 10710 9%, valor constante desde septiembre del 2021 en adelante. Por otro lado,
este porcentaje también se refleja por la acumulacion de petroleo y la tasa de produccion, el
cual es 4.31 * 10~° bbl y 0.000001 bbl/day respectivamente.

Generalmente, una mayor tasa de inyeccion de agua produce una mayor tasa de
produccion. Sin embargo, desde enero de 2020 en adelante, se experimenta un resultado
adverso ya que la tasa de produccion cae por debajo de la tasa de produccion de recuperacion
primaria (sin inundacion de agua). Esto ocurre debido a la relacion de movilidad, M donde
se espera que sea un valor de uno, por el cual se produce una digitacion viscosa. Esto significa

que la inundacidn de agua esta restringida por las fuerzas capilares.

El petréleo se adhiere a la superficie de la roca y esta fuerza de adhesion dificulta que el
agua fluya hacia adelante a lo largo de los poros. Ademas de eso, el petroleo en el yacimiento
tiene una viscosidad muy alta de 112.5 cP. Esto hara que el agua se digite en el petréleo y

fluya por el centro de los poros. (Mahmud, 2017)
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Después de que el yacimiento sufrié inundaciones de agua en condiciones 6ptimas, solo
se recuperd el 2.8684 * 10710 % del petrdleo. No obstante, cuando se inyecta el surfactante,
la recuperacion de petréleo puede aumentar hasta 84.5% dependiendo de la concentracion
del este, en este caso se mantuvo en 0.1% en peso. Sin embargo, se debe tener en cuenta que,
cuanto mayor es la concentracion de surfactantes, menor es el IFT entre el petroleo y el agua,
lo que produce una mayor recuperacion y produccion acumulada de petréleo; ademas de la
tasa de produccion, los cuales estan en 2.4128 «10°bbl y 375.7 bbl/day
correspondientemente.

Con mayores cantidades de surfactantes, las moléculas del tensioactivo adsorben mas
petréleo. Mas surfactantes haran que el yacimiento se moje mas en agua, lo que es favorable
para la recuperacion. (Mahmud, 2017)
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El método SP, es uno de los mas atractivos de utilizar para yacimientos de crudo pesado,
pero su aplicacién implica altos costos al ser un procedimiento combinado, razén por la cual

el factor de recobro debe ser considerablemente mayor en comparacion con otros métodos.

Posteriormente, los resultados de la continua inundacién de surfactante — polimero
presentado en la Grafica 7. muestra que el factor de recobro es de 89.4%, mismo resultado
que indica un buen comportamiento de los quimicos para la produccion acumulada petréleo
y la tasa de produccion, los cuales estan en 2.55 = 10°bbl y 380.125 bbl/day

respectivamente.

Asimismo, la concentracion del polimero debe ser manejada con cuidado debido al aumento
que causa en la viscosidad del agua, la cual esta conexa con la presion de inyeccion y pueden
llegar a sobrepasar la presion de fractura del yacimiento. Por lo que, generalmente se
considera utilizar altas concentraciones de surfactantes en relacion con los polimeros, debido

a su comportamiento con la disminucion de la tension interfacial.
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El método de ASP es uno de los mas efectivos, sin embargo, su Unico limite de
implementacion son los elevados costos porque aumenta un 40% en relacion con un

procedimiento individual.

Finalmente, la Grafica 9. muestra los resultados obtenidos de la inundacién de Alcali,
Surfactante y Polimero (ASP) cuyo factor de recuperacion de petréleo se encuentra en
90.13 %, resultado manifestado en la acumulacion de petrdleo y la tasa de produccion,
valores que estan en 2.574 * 10°bbl y 391.204 bbl/day individualmente. Dicho resultado

de recuperacion es el mejor que se ha presentado con respecto a los anteriores procesos.

Uno de los parametros que define la efectividad de este proceso es el alcali, debido que se
absorbe en la roca y evita la adsorcién del surfactante y polimero aumentando su eficiencia.

(Marcillo, www.dspace.espol.edu.ec, 2015)

No obstante, a pesar de utilizar la combinacion de los tres agentes quimicos la variacion del
factor de recobro es muy similar con el método de Inyeccién de Surfactante y Surfactante —

Polimero.
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La Tabla 14 muestran el total de produccion de petréleo en porcentaje y en barriles para
todas las etapas de recuperacion de petroleo en condiciones dptimas, donde el mejor método
es el escenario de Inyeccion de ASP con un factor de recobro de 90.13%, mientras que los

demaés escenarios mostraron un valor por debajo de este.

Tabla 14. Total de produccion de petrdleo en % y en bbl para todas las etapas de recuperacién de petréleo en
condiciones dptimas.

Elaborado por: Evelyn y Johanna

METODO DE FACTOR DE PRODUCCION DIFERENCIA EN LA
RECUPERACION RECOBRO (%) ACUMULATIVA DE CANTIDAD (BBL)

PETROLEO (BBL)

Primario 2.0283 x10°8 0.000304923 0
Secundario 2.8684 x 10710 0.00000431 0
Terciario 84.5 2412800 2412800

155



89.4 2550000 13200

90.13 2.574 % 10° 24000

Las inundaciones de surfactantes solo recuperan un extra de aproximadamente el 5% del
petréleo originalmente en su lugar. Este valor no parece significativo en porcentaje, pero si
se toma en perspectiva de volumen de petréleo recuperado, la inundacion de surfactante
recupera mas barriles de petréleo. En este punto, la tensién interfacial entre el petréleo y el
agua ya no es el problema principal. EI campo tiene una viscosidad del petréleo que es muy
alta en relacion con el agua y una debil expansion del petrdleo, esto reduce la eficiencia de
barrido basada en la teoria de la relacion de movilidad. “Para recuperar mas del 61,2% de
petroleo, la viscosidad debe ser manipulada por otras inundaciones quimicas para lograr
una mayor recuperacion de petrdleo. El fluido inyectado en STARS consiste en un
componente de surfactante y un componente de Na +. En base a esto, el tipo de
surfactantes utilizados en esta simulacion es un surfactante anionico. Los alquil
sulfonatos de benceno lineales son surfactantes anionicos comunes utilizados en la
produccion de petréleo”. Segiin www.alibaba.com, el costo promedio de este producto es de
USD 1000 por una tonelada. La densidad del alquilbencenosulfonato es de 860 kg/m3.
Basado en la simulacién en STARS, la fraccién molar total para los componentes de

surfactante y Na para una concentracion de 0.1 % en peso es 0.001. (Mahmud, 2017)
5.1.2. Analisis de Corte de Agua

Para producir el liquido desde el yacimiento hasta la superficie se debe considerar que se
extrae tanto agua como petréleo, por esta razén, el corte de agua depende de las soluciones
que se van inyectar a cierta temperatura. Si la temperatura del yacimiento es alta, mayor es

el corte de agua a medida que se va inyectando los agentes quimicos. (Lissette, 2018)

Segun la Grafica 11. Y 12., el % de corte de agua en proceso de recuperacién primaria 'y
secundaria respectivamente alcanza el 100% en el lapso de un determinado punto del tiempo
del inicio de la produccion, donde todas las capas estan preparadas para producir. Esto es un

gran porcentaje en un corto periodo de tiempo.
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La Gréafica 13. muestra la grafica de corte de agua vs tiempo, que refleja los efectos del
surfactante en la recuperacion adicional de petréleo y cémo reduce el % de corte de agua. En
la recuperacion secundaria la introduccién de inyecciones de agua en el yacimiento, genera
que el corte de agua aumenta progresivamente, lo que resulta en una disminucién del corte
de petréleo. Por lo tanto, en este punto se ha introducido una barra de tensioactivo para la
inyeccion del surfactante, lo que conduce a una disminucion en el corte de agua (11,30%) y
un aumento en el corte de petroleo, debido a que a medida que el surfactante empuja el
petrdleo para que fluya a través de los poros vacios, estos serian ocupados por el agua y en
consecuencia el corte se reduciria, ademas que el petréleo acumulativo aumenta bruscamente.
(Ajay Mandal, 2014)
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Como se observo anteriormente al término de la inyeccion de los agentes quimicos, la tasa
de produccién aumenta, por lo tanto, el corte de agua disminuye como se aprecia en las
Gréfica 14. Y 15. de la inyeccion de SP y ASP, los cuales tienen el 12.32 y 12.76 %
respectivamente. Esto es debido a la combinaciéon de dos o tres quimicos usados en este

proceso, el surfactante en algunos casos puede obtener la disminucion de la saturacion de
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petréleo residual, lo que significa una mayor recuperacion de petréleo, pues habra mas
petréleo mavil, esto combinado con el cambio de la tension interfacial mejora la razon de
movilidad, aumenta la viscosidad del fluido desplazante por la solucién polimérica. (PENA,
2016)
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CAPITULO VI

ANALISIS ECONOMICO
6.1. ANALISIS ECONOMICO

Un tema principal de la investigacion previa para cualquier aplicacion es encontrar
algunos escenarios que maximicen la produccién de petrleo y minimicen la cantidad de
quimico inyectado. El disefio combinard preocupaciones técnicas y econdmicas. Con
respecto al disefio del proceso de inundacidn, deben tenerse en cuenta todos los factores y
también deben considerarse las correlaciones. Asimismo, para desarrollar una inundacién

exitosa, se requiere un disefio adecuado del proceso de inyeccion.

La recuperacion de petroleo esta directamente relacionada con los efectos que produce la
inyeccion mediante agentes quimicos en el yacimiento y en las caracteristicas del flujo. Por
lo tanto, un andlisis en el laboratorio evitara riesgos econdmicos en la zona de estudio, gracias
a la simulacion que se realiza para maximizar la aplicacion potencial de un proceso de

inyeccion y explorar la interaccion de los quimicos con el medio poroso.

Por esta razon, la factibilidad del proyecto estd basado en el retorno de la inversion
monetaria, el cual tiene como propésito justificar las ganancias que se pueden obtener al
ejecutar el proceso de inyeccion mediante quimicos, por tal motivo se realiza un analisis

econémico.
Para realizar un analisis se tiene en cuenta dos parametros importantes que son:
6.1.1. VAN (valor actual neto)

Valia que se utiliza para evaluar el valor de un proyecto y si es conveniente 0 no una
inversion en este. Considerado como resultado de la diferencia entre el monto inicial y el
valor de los futuros ingresos netos, utilizando una tasa de descuento afin con el rendimiento

esperado.

Los criterios del valor actual neto que son los siguientes:

160



VAN <0 VAN >0
* No hay pérdidas ni « Estado critico donde * Proyecto viable..
ganancias, es decir la el proyecto no sera . Se recupera  lo
ejecucion del viable. invertido y genera
proyecto va a dar » Genera mas pérdidas ganancias.
igual. que ganancias.

Diagrama 14. Criterios del valor actual neto
(LARA, 2015)

El VAN se calcula de la siguiente manera:

VAN = 1+Zn Fe
- =0 (1 +7)t

Donde:
r: Tasa de descuento
I;> Inversion inicial
F;: Flujo de caja
n: Periodo de tiempo del proyecto
6.1.2. TIR (Tasa interna de retorno)

Indicador de si un proyecto es rentable o no, si este es mayor a las expectativas de los
inversionistas se puede ejecutar dicho proyecto. También, se le conoce como “la tasa efectiva
anual compuesto de retorno o tasa de descuento que hace que el valor actual neto de todos lo

flujos de efectivo de una determinada inversion igual a cero”. (Sebastian, 2017)

Para determinar el TIR, se debe tener en cuenta los siguientes costos de produccion si se trata

de un proyecto de inyeccion de quimicos:

v’ Perforacion (Muestra de nlcleo): Costos de tiempo (diario o por cada pie perforado)
v’ Laboratorio (Analisis de nlcleo): Depende de las diferentes pruebas realizadas.

v’ Asesoria técnica: Personas aptas y capacitadas para la realizacién del proyecto.
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v Costos de los quimicos a inyectarse y Tanque de mezcla: Depende de la cantidad de

aditivo que se inyectara en el pozo. (LARA, 2015)

Si los estos costos son mayores al TIR el proyecto no generaria ganancias, por ende, no es
satisfactorio para los inversionistas. Sin embargo, se debe tener en cuenta que las ganancias
no son inmediatas sino se debe estimar un tiempo de 6 meses para observar un aumento en

la produccion de petroleo.
6.2. ANALISIS DE COSTOS

El éxito del proyecto de recuperacion mejorada se basa principalmente es los costos de
instalacion y mantenimiento, el costo de los quimicos y el precio del petréleo. Asimismo, se
deben tener en cuenta los siguientes factores: quimico a utilizarse y sus respectivas

facilidades, tasa de inyeccion y tratamiento del fluido. (Marcillo, 2015)
6.2.1. Costos de Operacion (OPEX)

Viene del inglés Operating Expense, son aquellos gastos de funcionamiento y gastos

operacionales. (Pablo, 2019)

En este caso el factor asociado al OPEX seran los quimicos usados, también nos
enfocaremos en los costos de operacion y produccion de la inyeccion ASP, al ser el escenario

con mayor recuperacion de petréleo.
6.2.2. Costos de quimicos

Los rangos de costos de los agentes quimicos que se seleccionaron para la inyeccion se

presentan en la siguiente tabla:

Tabla 15. Rangos de costos de los quimicos

Fuente: (Pablo, 2019)

POLIMERO SURFACTANTE ALCALI

2- 3.6 USD/kg 1.5 - 3.0 USD/kg 0.3 — 5.0 USD/kg

Los costos generales de las facilidades dependen del tipo de agente quimico que va a

inyectar y segun la concentracién que se aplique.
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En la siguiente tabla se muestran el costo de los quimicos utilizados en USD/BBL.

Tabla 16. Costos en USD/BBL
Fuente: (Pablo, 2019)

POLIMERO SURFACTANTE ALCALI

0.4197 USD/BBL 1.4309 USD/BBL 5.5646 USD/BBL

6.2.3. Costos de levantamiento

Llamado también Lifting Cost o costos operacionales que influyan en la produccién de un
barril, es decir, costos asociados a energia eléctrica. Segin CEPSA, el lifting Cost de un barril
es 10.2 USD/BBL. (Pablo, 2019)

6.2.4. Planta de tratamiento

Es importante el uso de una planta para que procese los barriles de petréleo producidos.
El costo de tratamiento es de 0.25USD/BBL. (Pablo, 2019)

6.2.5. Planta de Inyeccion

El costo va variando segun el tipo de mezcla que se inyecte al yacimiento. En la siguiente

tabla se muestra los costos asociados a la inyeccion de combinados ASP de los quimicos.

Tabla 17. Costo de inyeccion de mezclas en USD/BBL
Fuente: (Pablo, 2019)

MEZCLA COSTO (USD/BBL)
ASP 11.8
Polimero 1.92
Agua 0.92
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6.2.6. Regalias

Aquella contraprestacion econdémica que recibe el gobierno nacional por la explotacién
de los recursos no renovales que se encuentran bajo custodia del Estado. Ademas, segun la
Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH), para los campos que no superan los 5000 BOPD
de produccion tiene asignado como regalia el 8%.

6.2.7. Costos de Inversion (CAPEX)

Del inglés Capital Expenditure, son aquellas inversiones que realiza la empresa para
adquirir o actualizar productos o activos fijos, en el sector petrolero con una vida Gtil que se
extiende mas alla de un afio. Estos activos son tales como: equipamientos, propiedades o

edificios industriales.

A continuacion, se muestra una tabla con los cotos de inversion asociados a este proyecto:

Tabla 18. Costo de inversion
Fuente: (Pablo, 2019)

INVERSION COSTO (USD)

Pozo Inyector 2500000
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CAPITULO VII
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

7.1. CONCLUSIONES

L Lainundacion de surfactantes es un buen método potencial bajo el EOR quimico, que
se efectla cuando la recuperacion primaria y secundaria no es suficiente para la recuperacion
del petroleo. Esto se debe a que se ha demostrado que aumenta la produccion acumulada de
petréleo después de las inundaciones de agua. Cuanto mas largo sea el periodo de inundacion
de los surfactantes, mayor sera la recuperacion de petréleo hasta que el aumento disminuya
lentamente durante periodos méas largos. Esto esté relacionado con el mismo concepto de
concentracion de surfactante.

T Dependiendo de la naturaleza del yacimiento, la inundacién de surfactante tiene cierto
grado de beneficios. El principal problema para este campo petrolero es la alta viscosidad del
petréleo. Como no se sabe que los surfactantes alteren las viscosidades de los fluidos, la
inundacion optimizada de surfactantes solo proporciona un aumento de aproximadamente el
5% de la recuperacion de petréleo después de los métodos convencionales, debido al tipo de
crudo, el cual no se encuentra dentro de los criterios de aplicabilidad para este tipo de
procesos.

T Larecuperacion adicional de petroleo en el caso de inyeccion de ASP fue mayor que
cuando solo se utiliz6 surfactante. Esto se debe a la contribucidn sinérgica de la reduccion de
IFT usando surfactante y la reduccién de la relacién de movilidad por polimero, mejorando
asi la eficiencia general de barrido en un mejor margen, en comparacion con la inyeccion de
surfactante donde solo esté disponible la reduccion de IFT, mientras el alcali se encarga de
disminuir la cantidad del tensioactivo a utilizar por ser un agente de menor costo. Por lo tanto,
los resultados muestran que la aplicacion de inundaciones continuas de surfactante condujo
a una recuperacion del 84.5%, las inundaciones de SP del 89.4 %, y finalmente las
inundaciones de ASP con el mayor factor de recobro del 90.13%.

T El porcentaje de corte de agua alcanza el 100% y disminuye después de usar
inundacion continua de surfactante al 11.30%, en inundaciones SP a 12.32% y finalmente en
inundaciones ASP a 12.76%.
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7.2. RECOMENDACIONES

T Aplicar otros tipos de arreglos de inyeccion para la inyeccién de agentes quimicos.

7 Establecer un modelo predictivo para la inyeccion de Alcali — Surfactante para los
diferentes tipos de arreglos de inyeccion.

= Efectuar la simulacién del modelo en otros softwares de ingenieria de procesos
quimicos, para hacer una comparacion de los resultados arrojados por estos.

T Realizar un analisis financiero con el propoésito de garantizar la rentabilidad del
proyecto y asegurar futuras inversiones en la ejecucion del mismo, principalmente en
procesos de inyeccion de surfactantes ya sea solo o en combinacion con otros, bajo las

caracteristicas operacionales y de yacimiento descritas anteriormente.

166



BIBLIOGRAFIA

Abril Porras, V. H. (2010). "Diserio y Evaluacion de Proyectos”

Abertawe, S. U. (Agosto de 2018). About Olgierd (Olek) Cecil Zienkiewicz. Obtenido de
http://www.swansea.ac.uk:
http://www.swansea.ac.uk/engineering/zcce/zienkiewicz-lecture/about-zienkiewicz/

Aguirre Dia, M. L., & Hidalgo Panchana, A. P. (22 de Febrero de 2016). Estudio Técnico
Econdmico de Inyeccion Alternada de Nitrégeno. Campo Gustavo Galindo Velasco.
Obtenido de repositorio.upse.edu.ec:
http://repositorio.upse.edu.ec/bitstream/46000/2481/1/UPSE-TIP-2015-014.pdf

Ahmed, T. (2019). Reservoir Engineering Handbook Fifth Edition - Chapter 4 Fundamentals
of rock properties (Elsevier I).

Ajay Mandal, S. K. (2014). Modeling of surfactant and surfactant - polymer flooding for
enhanced oil recovery using STARS (CMG) software. J Petrol Explor Prod Technol,
1-11.

Alcantara, A. (14 de Octubre de 2019). www.linkedin.com. Obtenido de Avances
tecnoldgicos en la recuperacion mejorada de crudo (IOR/EOR):
https://www:.linkedin.com/pulse/avances-tecnol%C3%B3gicos-en-la-
recuperaci%C3%B3n-mejorada-de-crudo-alc%C3%Alntara/

Alvarado , D. A., & Banzér S, C. (2002). Recuperacién Térmica de Petroleo . Caracas.

Alvarado, D. A., & Banzér, C. S. (2004). Recuperacion Térmica de Petrdleo. En D. C.
Rincén Mora, Recuperacion Térmica de Petréleo (pag. 85).

Alvarez Raya , R. (2008). Aplicacion del Analisis Nodal para Incrementar la Productividad
de un Pozo”. MEXICO, D.F.: Ciudad Universitaria.

Amaefule, J. O., Altubay, M., Tiab, D., U of Oklahoma, Kersey, D. G., & Keelan, D. K.
(1993). Enhanced Reservoir Description: Using Core and Log Data to Identify
Hydraulic (Flow) Units and Predict Permeability in Uncored Intervals/Wells. SPE
26436, Paper SPE 26436 presentado en la 68° Exhibicion y Conferencia Técnica
Anual de la SPE. Houston, Texas, 3-6 Octubre 1993.

Andrade, M. &. (2017). Factibilidad Analitica de la aplicacion de la recuperacion mejorada
de petroleo, caso de estudio Ecuador. EI Reventon Energético, 19/30
Angarita Buitrago, N., & Buitrago Pefia, S. (2016). Desarrollo De Un Modelo Predictivo

Para Inyeccion De Quimicos Surfactantes-Polimeros Convencional. E-Jurnal
Akuntansi. https://doi.org/.1037//0033-2909.126.1.78

Anzhou Feng, G. Z. (2012). Study of surfactant Polymer Flooding in Heavy Oil Reservoirs.
SPE.

167



Arias Odon, F. G. (2012). El Proyecto De Investigacion 6a Edicion. Caracas: EPISTEME,
C.A. Obtenido de ResearchGate:
https://www.researchgate.net/publication/301894369

Austin, T. U. (s.f.). J. Tinsley Oden | ICES | U.T. Austin. Obtenido de
https://www.ices.utexas.edu: https://www.ices.utexas.edu/people/85/

B, C. P. (Junio de 2013). http://saber.ucv.ve. Obtenido de Evaluacion De Los Simuladores

De Yacimientos “Stars” Y “Utchem” Para El Modelaje De Procesos Quimicos:
http://saber.ucv.ve/bitstream/123456789/4582/1/T.E.G..pdf

Bernabe, M., Gonzabay , M., & Lopez, J. (2018). Upse. Obtenido de Campo Amistad -
Bloque 6: https://es.scribd.com/document/383310359/Campo-Amistad

Bremner, C., Harris, G., & Kosmala, A. (3 de Febrero de 2010). Tecnologias en evolucion
Bombas  eléctricas  sumergibles.  Obtenido de  https://www.slIb.com:
https://mww.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield_review/spanish07/spr07/p34
49.pdf

Brown, e. A. (s.f.). Natural Gasoline and the Volatile Hydrocarbons.

Caiza Remache, B. V., & Mendez Carrion, E. A. (Febrero de 2014). Universidad Central Del
Ecuador. Obtenido de Analisis De Técnicas De Estimulacion Para Minimizar Y
Remediar Los Dafios De Formacion Por Migracion De Finos Hollin, Del Campo
Palo Azul.: tesis palo azul.pdf

Carlos Gomez Dias de Leon, E. A. (s.f.). Universidad Autonoma de Nuevo Ledn. Obtenido

de Método Comparativo: http://eprints.uanl.mx/9802/1/Estudio%20Comparado.pdf

CMG. (2010a). Advanced QOil/Gas Reservoir Simulator. 1146.
CMG. (2010b). Advanced Process and Thermal Reservoir Simulator. 1136.

CMG (Direccion). (2017). CMG Webinar: ASP: Metodologia para su aplicacién al alcance
de todos [Pelicula].

Conceptodefinicion.de, Redaccion. (25 de julio de 2019). Obtenido de Alcali:
https://conceptodefinicion.de/alcali/

Consulting, O. O. (8 de Septiembre de 2014). Analisis y revision de las mejores préacticas y
nuevas tecnologias en esp con el fin de optimizar la eficiencia del sistema de
produccién y los costos asociados. Obtenido de http://oilproduction.net:
http://oilproduction.net/files/Evolucion%20del%20sistema%20ESP%?20-
Hirschfeldt.pdf

contributors, W. (17 de Agosto de 2018). John Argyris. Obtenido de Wikipedia, The Free
Encyclopedia.:
https://en.wikipedia.org/w/index.php?title=John_Argyris&oldid=847610314

Corcoles. (2014). Como realizar buenos informes, sorprenda con informes claros, directos
y concisos. Ediciones de la U.

168



Delgado, G. (23 de Agosto de 2016). Scribd. Obtenido de Seleccion Del Método de
Inyeccion:  https://es.scribd.com/document/321922847/Seleccion-Del-Metodo-de-
Inyeccion

Demirbas, A., Bafail, A., & Nizami, A. S. (2016). Heavy oil upgrading: Unlocking the future
fuel supply. Petroleum Science and Technology.
https://doi.org/10.1080/10916466.2015.1136949

Diana Patricia Mercado-Sierra, S.-F. M.-N.-R. (2009). Development Of An Analytical Model
For Steamflood In Stratified Reservoirs Of Heavy Oil. Universidad Industrial de
Santander (UIS), 16.

DOE/PC/910087-0328 (OSTI ID: 3994)

Ecuador, S. d. (Julio de 22 de 2016). Boletin Estadistico. Obtenido de
http://www.controlhidrocarburos.gob.ec:
http://www.controlhidrocarburos.gob.ec/wp-
content/uploads/2016/07/ESTADI%CC%81STICAS-ARCH-2015_2016-07-
15_Para-publicar22-julio.pdf

Engineering, O. (5 de Febrero de 2019). https://es.omega.com. Obtenido de Sistema de
adquisicion de Datos: https://es.omega.com/prodinfo/adquisicion-de-datos.html

EP., P. (2017). Publicacion online de PETROAMAZONAS EP. Obtenido de
WwWw.petroamazonas.gob.ec

Escobar, F. H. (2012). Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Colombia: Universidad
Surcolombiana.

Espinoza, E. P. (2015). http://tangara.uis.edu.co. Obtenido de Simulacion Numérica del
proceso de inyeccion de Surfactantes en yacimientos Delgados de crudo pesado:
http://tangara.uis.edu.co/biblioweb/tesis/2015/156241.pdf

Estudio sobre la Aplicacion de la Inyeccién ASP (Alcalino - Surfactante - Polimero) para el
Mejoramiento de la Produccion de Crudos Pesados. (2006). Maturin: Universidad de
Oriente Nucleo de Monagas .

Fan, L., Harris, B. W., & Jairam, K. (2006). Revision de los yacimientos de gas condensado.
Moscu: Qilfield Review.

Farizal Hakiki, D. A. (2015). Surfactant-Polymer Coreflood Simulation and Uncertainty
Analysis Derived from Laboratory Study . J. Eng. Technol. Sci, 706-724.

Fernandez, I. (s.f.). PDVSA - Intevep. Obtenido de Polimeros en Solucion y Aplicacién de
los Polimeros en la Industria Petrolera:
http://www.ehu.eus/reviberpol/pdf/publicados/fernandez.pdf

Fichter, D. P. (2000). Application of Genetic Algorithms in Portfolio Optimization for the Oil
and Gas Industry. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/62970-MS.

Fidan, S., (2011). Wellbore Heat Loss Calculation During Sinjection In Onshore & Offshore
Environ. Stanford University, 210.

169



Florez Guitiérrez, P. A. (2014 de julio de 10). Propuesta para optimizar las Operaciones de
Perforacion de Nuevos Pozos en el Campo Amistad. Obtenido de
http://www.dspace.uce.edu.ec:
http://www.dspace.uce.edu.ec/bitstream/25000/2570/1/T-UCE-0012-288.pdf

Fuente, R. A. (s.f.). Recuperacion Avanzada de Hidrocarburos (IOR). México: Universidad
Auténoma de México.

Garcia, G. D. (24 de Julio de 2009). La Comunidad Petrolera. Obtenido de Factor de
Recobro: https://www.lacomunidadpetrolera.com/2009/06/factores-de-
recuperacion.html

Garcia Jara, J. L. (4 de Abril de 2018). DSpace en ESPOL: Disefio de las facilidades de
superficie por bombeo mecanico para la extracciéon de crudo de la seccion 67 del

campo ancon. Obtenido de www.dspace.espol.edu.ec:
http://www.dspace.espol.edu.ec/handle/123456789/4546

Geologia del Petroleo Sistemas Petroliferos EOR 101. (2016). SNF FLOERGER, 8-17.

Glover, P. (2014). Petrophysics MSc Course Notes - Chapter 3 PERMEABILITY. In
Petrophysics (pp. 21-31).

Granados, C. J. (2015). "Modelo de Evaluacién Economica para Métodos de Recuperacion
Mejorada Aplicado con Xcelsius". Universitaria: Universidad Nacional Auténoma
de México.

Guale Ricardo, J. P. (15 de Febrero de 2016). Estudio Para La Optimizacion De Sistemas De
Levantamiento Artificial Para La Produccion De Petréleo En Pozos De La Zona
Central Del Campo Ancon-.pdf. Obtenido de repositorio.upse.edu.ec:
http://repositorio.upse.edu.ec/bitstream/46000/1575/1/ESTUDIO%20PARA%20LA
%200PTIMIZACI%C3%93N%20DE%20SISTEMAS%20DE%20LEVANTAMIE
NTO%20ARTIFICIAL%20PARA%20LA%20PRODUCCI%C3%93N%20DE%20
PETR%C3%93LEO%20EN%20POZ0S%20DE%20LA%20ZONA%20CENTRAL
%20DEL%20CAMPO%20ANC%

Gunter, G. W. (1997). Early Determination of Reservoir Flow Unit Using an Integrated
Petrophisycal Metod. SPE 38679, Paper fue presentado en la Exposicion de
Conferencia Técnica Anual 1997 SPE. Celebrada en San Antonio, Texas, 5-8 Octubre
1997.

Gutiérrez Hinestroza , M., & lturralde Kure, S. A. (2017). Fundamentos Basicos de la
Instrumentacién y Control, Serie de Textos Academicos de la Facultad de Ciencias
de la Ingenieria (Vol. Primera Edicion). Libertad, Santa Elena, Ecuador: UPSE.
Obtenido de Fundamentos de Instrumentacion y Control.pdf

Hall R, S. (1983). Drilling and Producing Offshore. Tulsa, Oklahoma: PennWell Publishing
Company.

Harding, T. J., Radcliffe, N. J., & King, P. R. (1998). Hydrocarbon Production Scheduling
With Genetic Algorithms. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/36379-PA.

Harts Petroleum Engineering International, Dec. 1998.

170



HBM. (06 de Diciembre de 2018). https://www.hbm.com. Obtenido de ¢Qué es un
acondicionador de sefial?: https://mwww.hbm.com/es/7339/que-es-un-
acondicionador-de-senal-funciones/

Hernandéz Rendon, J. (01 de Enero de 2010). Unidades de Flujo en Yacimientos Petroleros.
Obtenido de Universidad Nacional Autobnoma de México: unidades de flujo UNAM-
tesis.pdf

Hernandez, C. (2017). Estudio De Simulacion Numérica De Yacimientos Sobre La Inyeccion
De Formulaciones A Base De Surfactantes Como Alternativa A Los Métodos
Térmicos De Rmh En Pozos De Crudos Pesados Y Extrapesados Con Alta
Produccion De Agua De La Faja Petrolifera Del Orino. Caracas: Universidad
Central de Venezuela.

Heriot-Watt, U., & Todd, A. C. (2011). Reservoir Engineering - Chapter 6 The Properties of
Petroleum Fluids 2nd Ed.

Hidalgo, I. V. (18 de Diciembre de 2005). gestiopolis. Obtenido de Tipos de estudio y
métodos de investigacion: https://www.gestiopolis.com/tipos-estudio-metodos-
investigacion/

http://mmc2.geofisica.unam.mx. (23 de Octubre de 2015). Obtenido de Saturacion

Conceptos Basicos:
http://mmc2.geofisica.unam.mx/cursos/tfs/TFSPresentaciones/Presentacion4Jorge.p
df

Interempresas. (08 de Febrero de 2013). Nanotubos de carbono, el material de la nueva era
- Metalmecénica. Obtenido de http://www.interempresas.net:
http://www.interempresas.net/MetalMecanica/Articulos/105592-Nanotubos-de-
carbono-el-material-de-la-nueva-era.html

Javier, P. P. (2013). Evaluacion Conceptual de la Inyeccion de Polimeros y Surfactantes en
el Yacimiento "U" Inferior, perteneciente a la Formacion Napo del Campo Sacha.
Quito: Universidad Central del Ecuador.

JCT Consultores - Uso de tensioactivos en proyectos de recuperacion asistida.

Jorge Tam, G. V. (2008). Escuela de Posgrado. Obtenido de Tipos, Metodos y Estrategias de
Investigacion Cientifica:
http://www.imarpe.pe/imarpe/archivos/articulos/imarpe/oceonografia/adj_modela_p
a-5-145-tam-2008-investig.pdf

Kwang Hoon Baek, F. J.-V. (2019). Application of Novel Surfactants with Co-Solvent
Character for Heavy Oil Recovery. SPE.

Lake, L. W., & Carroll, H. B. (1989). Reservoir Characterization Il. San Diego California:
Academics Press Limited Inc.

Landeau, R. (01 de Marzo de 2007). Elaboracion de Trabajos de Investigacion. Caracas:
Alfa. Obtenido de Google Libros.

171



Lara, M. S. (2015). Estudio de Recuperacion Asistida Mediante Procesos Quimicos para un
Mejor Factor de Recobro de Petréleo Original en Sitio (POES). Libertad:
Universidad Estatal Peninsula de santa Elena.

Larry W. Lake, E.-i.-C. (2006). Petroleum Engineering Handbook . En E. Kenneth E. Arnold,
Vol 3 Facilities and Construction Engineering (pags. 525-564). Texasx: Copyright
2006, Society of Petroleum Engineers.

Ledn Castillo, F. E. (Noviembre de 2016). Universidad Central del Ecuador. Obtenido de
Evaluacion del Sistema de Levantamiento Artificial en el Campo Palo Azul.: T-UCE-
0012-50

Lissette, N. B. (2018). repositorio.upse.edu.ec. Obtenido de “Simulacion De La Inyeccion De
Polimeros Para La Optimizacion Del Factor De Recobro En Yacimientos A
Diferentes Temperaturas”:
https://repositorio.upse.edu.ec/bitstream/46000/4493/1/UPSE-TIP-2018-0013.pdf

Loredo, A. M. (2012). "Modelo Fisico de la Reduccion de Petroleo Remanente por
Desplazamiento con Surfactante". Universitario: Universidad Nacional Autdnoma de
México.

Ltd., C. M. (Direccion). (2017). Metodologia para la Seleccion en la Estrategia Optima en
la Inyeccién de Polimeros [Pelicula].

M. Bahonar, J. A.-Z. (2011). Two Issues in Wellbore Heat Flow Modelling Along With the
Prediction of Casing Temperature in Steam Injection Wells. University of Calgary,
21.

Mahmud, B. R. (2017). Numerical Approach for Enhanced Oil Recovery with Surfactant
Flooding using STARS (CMG). International Journal of Petroleum and Petrochemical
Engineering (IJPPE) , 1-18.

Maraver, A. M. (28 de Octubre de 2016). Aire Acondicionado. Obtenido de Diagrama de
Mollier: https://tuaireacondicionado.net/diagrama-de-mollier/

Marcillo, J. E. (2015). espol.edu.ec. Obtenido de "Estudio de la Aplicacion de Métodos
Quimicos en la arena Ui, mediante plataforma Petrel para evaluar el factor de
recobro™: https://www.dspace.espol.edu.ec/retrieve/90959/D-70134.pdf

Martinez Herrrera, A. F., & Iiiiga Urgiles, M. R. (1997). Implementacion de completaciones
duales con bombas electrosumergibles para los yacimientos del bloque 16 en el
oriente ecuatoriano.

Medina, E. S. (2010). "Recuperacion Mejorada por Inyeccion de Alcali, Surfactante y
Polimero (ASP). Universitario: Universidad Nacional Autonoma de méxico.

Merejildo , G. (s.f.). www.academia.edu/. Obtenido de Campo Amistad:
https://www.academia.edu/15019783/CAMPO_AMISTAD

172



Meza Constantino , K. (Enero de 2013). Universidad Nacional Autonoma de México.
Obtenido de Parametros Petrofisicos Compuestos en la Caracterizacion de
Yacimientos.: Parametros Petrofisicos Compuestos en la caracterizacion de
yacimiento.Pdf

Meza Constantino, K. E. (Enero de 2013). Parametros Petrofisicos Compuestos en la
Caracterizacion de Yacimientos. Obtenido de http://www.ptolomeo.unam:
http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/6694/
Tesis.pdf

Michelene Rosero, J. C., & Regalado Padilla, E. R. (09 de Marzo de 2017).
http://www.dspace.uce.edu.ec. Michelene Rosero, J. C., & Regalado Padilla, E. R.
(2017). Screening de Métodos de Recuperacion Mejorada de Petréleo con potencial
de Aplicarse en el Campo Pungarayacu:
http://www.dspace.uce.edu.ec/bitstream/25000/8364/1/T-UCE-0012-
12.pdf?fbclid=IwAR3FsjJRIUHdyvIcTZSBaQuTckYw8e-
SGXFAQC9_qGzTkUJLDHBVQga21HUE

Miliheim, A. T. (1986). Applied Drilling Engineering. Richardson TX: Society of Petroleum
Enginners.

Monia Santa, C. G. (2011). Sustainable Surfactants in Enhanced Oil Recovery. SPE.

Naqgv, S. A. (2012). Enhanced Oil Recovery Of Heavy Oil Thermal And Non. Dalhouise
University, 78.

Néquiz Martinez , M. F., & Robles Rodriguez , P. A. (16 de Octubre de 2014).
Fracturamiento Hidraulico - Tesisfinal.pdf. Obtenido de www.ptolomeo.unam:
http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/4870/
TESISFINAL.pdf?sequence=1

Office), L. (. (1991). https://www.lenntech.es. Obtenido de Water treatment handbook:
https://www.lenntech.es/aplicaciones/proceso/caldera/agua-alimentacion-
caldera.htm

Omar, M. B. (junio de 2014). http://saber.ucv.ve/bitstream. Obtenido de Estimacion Del
Factor De Recobro De Petroleo Mediante La Inyeccion De Agua En El Yacimiento
Ib / Bs 101 Del Campo Boscén:
http://saber.ucv.ve/bitstream/123456789/6785/1/TESIS.pdf

Pacifpetrol S.A. (s.f.).
Pablo, B. H. (febrero de 2019). repositor.uamerica.edu.com. Obtenido de Evaluacion
Técnico-Financiero de la Inyeccion Alcali-Surfactante-Polimero en pozos candidatos

de un Campo "A" ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales.

Pasto Martinez, M. (01 de Diciembre de 2015). Disefio preliminar de fracturamiento
hidraulico para pozos infill del area certera CGGV. Obtenido de
http://www.dspace.uce.edu.ec/bitstream/25000/5653/1/T-UCE-0012-333.pdf

173



Pefia, N. A. (Noviembre de 2016). Fundacién Universidad De América . Obtenido De
Desarrollo De Un Modelo Predictivo Para Inyeccion De Quimicos Surfactantes-
Polimeros Convencional.

Precio Petroleo WTI . (14 de Enero de 2019). Obtenido de https://www.preciopetroleo.net:
https://www.preciopetroleo.net/wti.html

PetroWiki. (n.d.). Petréleo pesado. Retrieved January 16, 2020, from
https://petrowiki.org/Heavy_oil

Quintana, L. A. (2007). Estudio del Proceso de Transferencia de Calor Convectivo en
Nanofluidos. Barraquilla: Fundacion Universidad del Norte Division de Ingenierias.

R. Al-Jabri, A. A.-M.-A., D. Rousseau and S. Renard, I. E., V. Miralles, S. &., & E.
Delamaide, I. T. (2018). Experimental Study of Surfactant Polymer for a Heavy Oil
Field in South of Oman. SPE.

Rafael, M. R. (2017). Screening De Métodos De Recuperacion Mejorada De Petroleo Con
Potencial De Aplicarse En El Campo Pungarayacu - Blogue 20. Quito: Universidad
Central del Ecuador.

Ray William Clough National Medal of Science Awarded In 1994. (Agosto de 2018).
Obtenido de https://www.google.com:
https://www.google.com/imgres?imgurl=http://uploads.edubilla.com/awards-
winners/18/e2/ray-william-
clough.gif&imgrefurl=http://www.edubilla.com/award/national-medal-of-
science/ray-william-
clough/&h=300&w=225&tbnid=30SsT1TNcTRUUM:&q=r+w+clough&tbnh=122
&thnw

Repositoriodigital.uns.edu.ar. (s.f.). Obtenido de Consideraciones sobre Surfactantes:
http://repositoriodigital.uns.edu.ar/bitstream/123456789/1992/5/CAPITULO%201.p

df
Risanto, P. A. (17 de Noviembre de 2015). Introduction to Offshore Oil and Gas Surface
Facilities. Obtenido de https://www.slideshare.net:

https://www.slideshare.net/PuputAryanto/introduction-to-offshore-oil-and-gas-
surface-facilities

Rodriguez Palmero, L. (2004). http://cmc.ihmc.us. Obtenido de La Teoria Del Aprendizaje
Significativo: Microsoft Word - 290A de3b28d0312c¢13031bac22fefd656d76.doc -
cmc2004-290.pdf

Rojas Nadal, M. (28 de Junio de 2007). Tipos de Pistones. Obtenido de
https://es.slideshare.net: https://es.slideshare.net/manuelrojasnadal/tipos-de-pistones

Salam, D. D., Gunardi, I., & Yasutra . (2015). Production Optimization Strategy Using
Hybrid Genetic Algorithm. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/177442-
MS.

174



Sanchez, E. A. (2013). “Preseleccion De Procesos De Recuperacion Mejorada De
Hidrocarburos Para Yacimientos Petroleros”. Universitaria; Universidad Auténoma
de México.

Sandra, J. &. (s.f.). http://depa.fquim.unam.mx. Obtenido de Tensoactivos:
http://depa.fquim.unam.mx/fina/presenta/tensoactivos.pdf

Santos, R. G., Loh, W., Bannwart, A. C., & Trevisan, O. V. (2014). An overview of heavy oil
properties and its recovery and transportation methods. Brazilian Journal of
Chemical Engineering. https://doi.org/10.1590/0104-6632.20140313s00001853

Sebastian, C. A. (mayo de 2017). es.scribd.com. Obtenido de Evaluacién De La Factibilidad
Técnica De La Implementacién De La Inyeccion De Biosurfactantes En EI Campo
Yarigui Cantagallo De Ecopetrol S.A. Mediante Simulacion Numerica:
https://es.scribd.com/document/461934582/6161825-2017-2-1P-pdf

Serrano, Aliver. instituto Politécnico Nacional “Recuperacion mejorada de hidrocarburos a
partir de un tratamiento con polimeros y surfactantes”

Schlumberger.  (s.f.). Obtenido de Recuperacion Mejorada de petroleo:
www.glossary.oilfield.slb.com

Schlumberger. (1996-1998). Componentes del Sistema de Bombeo Electrosumergible (BES)
Y Sus Aplicaciones. Obtenido de Occidental Exploration Petroleum Company WCP-

Well Completions & Produtivity:
https://www.dropbox.com/sh/m1n0Osw3kouwlv2v/AADyagYwSI6SWXFL8tuVHtd
ca?dl=0

Schlumberger. (15 de Julio de 2018). Cable - 08 - Conexion Motor.pdf. Obtenido de
https://www.dropbox.com:
https://www.dropbox.com/sh/m1n0sw3kouwlv2v/AAAG3rwjwsbMnIM-
W2vXwCRDa/Cable%20-%2008%20-%20Conexion%20Motor.pdf?dI=0

Silva, L. R. (2013). Estudio de Alternativas de Recuperacion Mejorada para la
Incorporacion de Nuevas Reservas y Aumento de la Produccion en la Formacion
Napo "T" Inferior del Campo Tiguino. Quito: Universidad Central del Ecuador.

SPE 84904, 84075, 71491, 57288, 49018, 36748,157621, 195254, 145039

Stanislaus, B. R., Khaled, H., & Mahmud, B. (2017). Numerical Approach for Enhanced Oil
Recovery with Surfactant Flooding using STARS (CMG). International Journal of
Petroleum and Petrochemical Engineering (IJPPE), 3. https://doi.org/10.20431/2454-
7980.0304001

SuperredTV. (10 de Mayo de 2018). 100cia.site. Obtenido de ¢Qué son los Surfactantes?:
https://100cia.site/index.php/quimica/item/10674-que-son-los-surfactantes

Tablas de Propiedades, Figuras y Diagramas (Unidades Inglesas). (s.f.). Obtenido de
http://www.academia.edu: Tablas_Termodinamica.pdf

Takas, G. (1947). Electrical Submersible Pumps Manual: Design, Operation, and
Mantenance. USA: Elsevier Inc.

175



Temizel, C., Kirmaci, H., Inceisci, T., Wijaya, Z., Zhang, M., Balaji, K., Suhag, A., Ranjith,
R., Al-Otaibi, B., Al-Kouh, A., Zhu, Y., & Yegin, C. (2016). Production optimization
in heavy oil recovery processes. Society of Petroleum Engineers - SPE Heavy Oil
Conference and Exhibition 2016. https://doi.org/10.2118/184135-ms

Tiorco Inc. Proyectos de recuperacion terciaria que utilizan quimicos especiales.

Todoenpolimeros.com. (s.f.). Obtenido de ¢(QUE SON LOS POLIMEROS?:
https://todoenpolimeros.com/que-son-los-polimeros/

Valencia Godoy, S. L. (2014). “Analisis De Parametros De Perforacion Para Pozos De
Crudos Pesados Del Campo Pungarayacu.” Universidad Central del Ecuador.

Vargas, E. (15 de Julio de 2018). Bombeo electrosumergible (pagina 2) - Monografias.com.
Obtenido de https://www.monografias.com:
https://mww.monografias.com/trabajos63/bombeo-electrosumergible/bombeo-
electrosumergible2.shtml

Velasquez, M. C. (2006). Estudio sobre la Aplicabilidad de la Inyeccion ASP (Alcalino -
Surfactante - Polimero) para el Mejoramiento de la Produccién de Crudos Pesados.
Marutin: Universidad de Oriente Nucleo de Monagas.

Villegas Mejias, N. E. (1 de Marzo de 2017). Unidades Hidraulicas De Flujo De Las Arenas
Oligocénicas. Obtenido de Universidad del Zulia: Unidades Hidraulicas De Flujo De
Las Arenas Oligocenos Presentes En El Bloque Junin 4 Campo Iguana Zuata, Estado
Guarico, Faja Petrolifera Del Orinoco

VVozmediano Latorre, L. (2010). GiDtoNet: Interfaz de Preproceso para el Mallado de
Entidades Geométricas. Comparacién entre los Malladores GiD°R y NetGen.
UNIVERSIDAD CARLOS Il DE MADRID.

Wauquier, J.-P. (1993). El Refino del Petréleo. En J.-P. Wauquier, Petrdleo crudo, Productos
Petroliferos, Esquemas de fabricacion (pags. 70-82). Oxford: Instituto Superior de la
Energia.

Willhite, G. P. (1966). Over-all Heat Transfer Coefficients in Steam And Hot Water Injection
Wells . Continental oil co, 9.

www.mktechsolutions.com/Surfactants.htm

www.oil-chem.com/eor.htm

Zambrano Torres, V. C. (2018). Estudio Comparativo de los Métodos de Recuperacion
Mejorada SAGD y Vapex en el Campo Pungarayacu Mediante Software de
Ingenieria. Universidad Estatal Peninsula de Santa Elena.

Zara Lugo, A. Z. (2019). Diferencia entre Poblacion y Muestra - Diferenciador. Retrieved
from https://www.diferenciador.com/poblacion-y-muestra/

Zschimmer-schwarz. (2020). Obtenido de ¢(Qué Son Los Tensioactivos Anionicos?:
https://www.zschimmer-schwarz.es/noticias/que-son-los-tensioactivos-anionicos/

176


http://www.oil-chem.com/eor.htm

