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RESUMEN

Este trabajo contiene los resultados obtenidos en las pruebas de
emulsificacion espontanea de los sistemas ASP. El objetivo de esta investigacion,
es definir la concentracién éptima de élcali, surfactante y polimero, con potencial
empleo en la recuperacion mejorada de crudo en un yacimiento al occidente del

pais.

Para dar cumplimiento al objetivo planteado, se realizaron pruebas de
comportamiento de fase a 55°C, temperatura de yacimiento, de sistemas crudo,
alcali, surfactante, y polimero, observando el intervalo de concentracién donde se

produce la zona de emulsificacién espontanea de la fase acuosa.

Los resultados evidenciaron que la concentracion Optima de alcali fue
10000 ppm, surfactante 696 ppm y polimero 2100 ppm, con valores de tensién
interfacial crudo/agua de 0,002 mN/m, un valor ultra bajo ideal para establecer
condiciones propicias que contribuyan al incremento del recobro de petréleo por el

aumento de la evidencia de barrido de crudo en el medio poroso.

Para validar las propiedades de esta formulacibn ASP, se realizaron
pruebas de desplazamiento con ndcleos de berea bajo condiciones sucedaneas
de yacimiento (temperatura, presion, permeabilidad, porosidad y fluidos acuosos y
oleico). La recuperacion total de crudo promedio fue de 72,32% con respecto al
POES, lo que evidencié una adecuada eficiencia para la recuperacion de petroleo,
logrando disminuir la saturacion de petroleo residual en el medio poroso. Este
comportamiento fue debido a la sinergia fisicoquimica de los componentes de la
mezcla ASP, las tensiones interfaciales ultra bajas del agua — petréleo y por la
favorable relacion de movilidad causada con el incremento de la viscosidad de la

fase acuosa desplazante.



RESUMEN |

Finalmente, se evalué la adsorcion de los componentes de la formula en el
medio poroso en las pruebas de desplazamiento analizando los efluentes
obtenidos. Se obtuvieron valores de retencion de los componentes ASP en la roca
y no se evidencid problemas de incompatibilidad en los fluidos inyectados en la
roca, esto contribuyé a definir la proporcion final de los componentes de la

formulacién ASP.

Las pruebas de adsorcion de los componentes de la formula en el medio
poroso mostraron que un 33,45 %m/m de alcali, 34,98 %m/m del polimero y 20,86
%m/m se adsorbieron en la berea. Por otra parte, el 61,16 %m/m del surfactante
migro hacia el seno del crudo.
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[. Introduccioén

En el estado actual de la tecnologia y en las condiciones econémicas
vigentes, se abandona un yacimiento petrolero cuando éste ha producido un 30%
del crudo existente originalmente, quedando aun el 70% del crudo original en el
yacimiento. Este crudo esta atrapado por las fuerzas capilares y, por lo tanto, no

movilizables por las técnicas convencionales de drenaje acuoso.

En los afios 70, se realizo un gran esfuerzo de investigacion financiado por
la industria petrolera para estudiar procedimientos susceptibles para recuperar el
petréleo abandonado. Estos métodos llamados de recuperacion asistida o
mejorada del petroleo (RMP en espariol, EOR en Inglés), implican la inyeccién de
fluidos destinados a desplazar el petrdleo. Uno de los métodos quimicos de los
mas prometedores desde el punto de vista de la recuperaciébn mejorada, pero de
los mas complejos desde el punto de vista técnico, es la inyeccion de surfactantes

para generar tensiones interfaciales ultra bajas.

En los procesos de recuperaciéon mejorada de crudos, mediante la inyeccién
de aditivos quimicos, surge la necesidad de comprender cada vez mejor la
naturaleza de las interacciones entre las sustancias que se inyectan al yacimiento
y los fluidos presentes en él. Esta es una necesidad imperiosa ya que muchos de
los componentes que se incorporan a estas formulaciones quimicas, pueden
mostrar comportamientos andémalos o incompatibilidades frente a los fluidos del
yacimiento bajo las condiciones de temperatura y presion que predominen en el
area. Gran parte de las formulaciones desarrolladas para el recobro de crudo son
el resultado de estudios integrales de laboratorio, los cuales involucran la
evaluacion de interacciones fluido-fluido y fluido-roca. La evaluacién de las
interacciones fluido-fluido constituye uno de los primeros pasos hacia la seleccion
del sistema quimico con la factibilidad para ser probado dentro del medio poroso.
Desde hace aproximadamente diez afios, los estudios realizados para procesos
de recuperacion mejorada mediante inyeccién de sustancias quimicas han

reconocido el potencial de la inyeccion de las mezclas alcali-surfactante-polimero
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(ASP). La tecnologia ASP es un método de recuperacion mejorada terciaria que
se beneficia de las propiedades fisicoquimicas de cada uno de los componentes.
Estas mezclan actuan principalmente sobre las fuerzas capilares, las cuales son
las principales responsables de la retencion del crudo en yacimientos. La mezcla
ASP disminuye la tension interfacial (TIF) entre el crudo y el agua, promueve la
activacion de surfactantes naturales y mejora la capacidad desplazante del fluido

inyectado (control de movilidad).

Se ha desarrollado y aplicado en estos ultimos afios inyecciones de
mezclas ASP para aumentar el factor de recobro entre 10 y 20% sobre la
inyeccion de agua, y a su vez un incremento en la produccion promedio por pozo.
Es por ello, que surge la necesidad de realizar este trabajo de investigacion, ya
que, se estima que la formulacién 6ptima de una mezcla de alcali, surfactante y
polimero puede originar una condicién de equilibrio trifasico con un crudo del
occidente del pais de tal manera que aumente en el valor del numero capilar, y por

tanto, su empleo como método quimico de recuperacién mejorada.

2



Il. Revision Bibliografica

1. RECUPERACION MEJORADA.

La recuperaciéon mejorada de petroleo se define como la “extraccion de
petréleo por inyeccibn de materiales no presentes normalmente en el

»[1]

yacimiento™ ™. Esta definicion fue asumida por la Industria Petrolera Venezolana

en el afio 1998, cuando se realiz6 el primer Congreso de Recuperacion Mejorada
de PDVSA en Caraballeda, donde se lleg6 a la definicion:

“La Recuperacién Mejorada de Petréleo involucra a todos los procesos que
incrementen econémicamente el recobro de hidrocarburos, mediante la inyeccién

de fluidos y energia al yacimiento".

Los métodos de recuperacion de crudos se dividen en tres grandes grupos:

primaria, secundaria y terciaria (figura 1).

Produccion por energia
natural del yacimionto RECUPERACION PRIMARIA

Rendimiento original Rendimiento corregido

Flujo natural Estimulacion, Acidificacion
Levantamiento artificial Espumas y Geles

RECUPERACION SECUNDARIA

Inyeccion de agua Inyeccion de gases

RECUPERACION TERCIARIA

Figura 1. Etapas de explotacién y procesos de recuperacién mejorada %
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1.1. Recuperacion Primaria

Durante este periodo, el petréleo se drena naturalmente hacia los pozos bajo
el efecto del gradiente de presion existente entre el fondo de los pozos y el seno

del yacimiento.

En muchos yacimientos profundos la presidbn es mayor que la presion
hidrostatica, lo que hace que el petréleo llegue a la superficie con el solo aporte
energético del yacimiento.

Cuando el pozo no es eruptivo, o cuando la presion se ha reducido, se
necesita un aporte externo de energia para disminuir la presion en el fondo del
pozo. O bien se bombea el crudo desde el fondo del pozo, o bien se utiliza el
método del levantamiento con gas; este consiste en inyectar gas en el fondo del
pozo de tal forma que el fluido producido sea una mezcla de gas y petroleo de
densidad suficientemente baja para llegar a la superficie a través del efecto de la

presion del yacimiento.

El periodo de recuperacién primaria tiene una duracion variable, pero
siempre se lleva a cabo, ya que permite recoger numerosas informaciones sobre
el comportamiento del yacimiento, las cuales son de primera importancia para la

planificacion de la explotacion.

La recuperacion primaria finaliza cuando la presion del yacimiento ha
bajado demasiado, o cuando se estan produciendo cantidades demasiado
importantes de otros fluidos (gas, agua). El porcentaje de recuperaciéon primaria
es en promedio del orden de 10-15% pero puede ser tan bajo como 5% en
yacimientos sin gas disuelto o alcanzar 20% y aun mas en yacimientos que

poseen una baja permeabilidad.

En el pasado se explotaba el yacimiento en recuperacién primaria hasta

gue los gastos de explotacion se vuelvan prohibitivos, en cuyo momento se

pasaba a los métodos de recuperacion secundaria. Hoy en dia se inician las

4
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operaciones de recuperacion secundaria mucho antes de llegar a este punto, y la
escogencia del método de explotacion en un yacimiento o en una parte de un

yacimiento obedece a criterios de optimizacion 2.

1.2. Recuperacion Secundaria

Los métodos de recuperacion secundarios consisten en inyectar al
yacimiento un fluido menos costoso que el petréleo para mantener un gradiente de
presion. Estos fluidos se introducen en los pozos inyectores, y se desplazan en el

medio poroso arrastrando parte del petroleo hacia los pozos productores.

Hasta el principio de los afios 70, el bajo precio del crudo hacia que los
Unicos fluidos susceptibles de inyectarse econdmicamente eran el agua, y en

algunos casos el gas natural.

El drenaje por agua permite elevar la recuperacién del original oil in-situ
hasta un promedio de 25-30%, con variaciones desde 15 hasta 40% segun los

casos [,

1.3. Recuperacion Terciaria.

Después de las recuperaciones primaria y secundaria, el yacimiento contiene
todavia 60-80% (promedio 70%) del crudo originalmente en sitio. Esto se debe a
que la eficiencia de los métodos de recuperacién primaria y secundaria esta

limitada por dos factores:

e A nivel de poros, el crudo alcanza una saturacién residual suficientemente
baja para encontrarse en forma de esferas discontinuas, atrapadas por las

fuerzas capilares.

e A nivel del yacimiento, existen ciertas zonas en las cuales el fluido
inyectado durante la recuperacién secundaria no penetra, por la baja
permeabilidad de estas zonas, porque siguen caminos preferenciales, o

porque la geometria de implantacion de los pozos no es favorable.

5
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Con el aumento del precio del crudo en la década de los 70, es rentable
inyectar otros fluidos aparte del agua con el propdsito de aumentar la recuperacion

final y se han realizado numerosas investigaciones en este sentido.

Entre los métodos cuyo proposito es mejorar la eficiencia del desplazamiento
mediante una reduccién de las fuerzas capilares, se pueden citar el uso de
solventes miscibles con el crudo y la obtencion de baja tension interfacial con
soluciones de surfactantes o soluciones alcalinas. Para mejorar la eficiencia de
barrido se puede reducir la viscosidad del crudo mediante calentamiento,
aumentar la viscosidad del agua con polimeros hidrosolubles, u obstruir los

caminos preferenciales por ejemplo con espumas 2.

Los métodos actualmente propuestos para la recuperacion mejorada
involucran uno o varios de estos aspectos. En lo que se refiere al uso de

surfactantes, se destacan los siguientes:

e Drenaje miscible con micro emulsiones.

¢ Drenaje inmiscible con soluciones de surfactantes y polimeros (y a veces

alcali).

¢ Inyeccién de vapor con surfactante — espumas.

La recuperacion mejorada se refiere a los procesos aplicados para
incrementar el recobro en las etapas posteriores a la recuperacion primaria de
manera que abarca tanto las técnicas de recuperacion secundaria como

terciaria 2.
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2. METODOS DE RECUPERACION MEJORADA EMPLEANDO METODOS
QuiMICOS

Esta categoria dentro de los métodos de recuperacibn mejorada
actualmente empleados a nivel mundial incluye los métodos en los cuales la
estimulaciéon al yacimiento es realizada mediante la inyeccion de aditivos
quimicos. Los métodos quimicos han sido ampliamente estudiados por su
eficacia, sin embargo, han sido desechados en ocasiones en las que el precio del
petrdleo es bajo, donde el principal argumento sefialado es la baja rentabilidad

del proceso, debido principalmente a los costos de los aditivos quimicos 2.
Los métodos de recuperacion mejorada por métodos quimicos incluyen:
e Procesos de inyeccion de surfactante.
¢ Inyeccion de soluciones poliméricas.

e Inyeccion de soluciones alcalinas.

2.1. Surfactantes.
2.1.1. Definicién de surfactante.

Los surfactantes son sustancias quimicas que se adsorben o se concentran
en una superficie o una interfase liquido/liquido, alterando notablemente las
propiedades interfaciales. “surfactante” es un término normalmente utilizado para
designar en forma abreviada los “compuestos con actividad interfacial”’; también
conocidos como anfifilos o tensoactivos, son sustancias que poseen una doble
afinidad, que desde el punto de vista fisicoquimico, se podria definir como una
dualidad polar — apolar 1!,

7
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Quimicamente, los surfactantes se caracterizan por tener una estructura
molecular que contiene un grupo que posee poca 0 nula atraccion por el agua,
conocido como grupo lipofilico o hidrofébico, junto a otro grupo que tiene fuerte
atracciéon por el agua, llamado el grupo hidrofilico. Normalmente, el grupo
hidrofébico es una cadena de carbonos lineal o ramificada, conocida como “cola”,
mientras que la porcion hidrofilica es un grupo con determinado caracter polar,

conocida como “cabeza de la molécula” ™ (figura 2).

ACEITE

| Parte
lipofilica

Interfase

AGUA Parte Illi::l rofilica

Figura 2. Moléculas de surfactantes adsorbidas en una interfase aceite/agua .

2.1.2. Propiedades del surfactante.

Todos los usos de los surfactantes provienen de dos propiedades
fundamentales: su capacidad de adsorberse a las interfases (adsorcion) y su

tendencia a asociarse para formar estructuras organizadas (asociacion).

2.1.2.1. Adsorcidn

La dualidad polar-apolar de las moléculas de surfactantes, les confiere
propiedades muy particulares. Para satisfacer su doble afinidad, las moléculas de
surfactantes se ubican en la interfase (frontera entre dos fases inmiscibles) de tal
forma que su grupo polar se orienta hacia la fase acuosa y su grupo apolar se

oriente hacia la fase oleica ..

8
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La adsorcion es un fenomeno espontaneo impulsado por la disminucion de
energia libre del surfactante al ubicarse en la interfase y satisfacer total o
parcialmente su doble afinidad polar-apolar. La adsorcién de un surfactante en
una superficie gas-liquido o en una interfase liquido-liquido, produce en general
una reduccion de la tension superficial o interfacial. La tension es responsable de
la curvatura de las interfases, de la formacion de gotas, de un gran numero de
inestabilidades capilares y de numerosos fendmenos de estabilizacion de
interfases. Las fuerzas capilares involucradas pueden ser considerables y se
pueden encontrar aplicaciones en la fabricacion de adhesivos, la recuperacion
mejorada de petréleo, la colocacién de una monocapa protectora, la contraccion

de capas de petréleo flotando, entre otros ..

El descenso de la tension favorece la deformacién y la ruptura de una
interfase, la formacion de sistemas dispersos como las emulsiones o las

espumas, la movilizacion del petréleo residual, la limpieza industrial, entre otros.

La adsorcion de surfactantes no se limita a las interfases fluido-fluido. Ella
se produce también en las interfases liquido-sélido, y eventualmente gas-soélido.
La fuerza motriz de la adsorcién en una interfase liquido-sélido puede incluir uno
o varios de los efectos siguientes: atraccién polar por la presencia de cargas
eléctricas en el solido, efecto hidroéfobo, formacién de estructuras de baja

energia, asi como algunos otros efectos de menor interés (figura 3).

Figura 3. Adsorcién de un surfactante en diferentes interfases ..
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Cualquiera sea el caso, siempre es la presencia de una capa (en general
monocapa) de surfactante a la interfase que es responsable de un determinado

namero de fendbmenos utilizados en las aplicaciones.

La adsorcion de surfactantes ionicos permite producir un efecto
antiestatico. Si el balance de cargas adsorbidas no alcanza la neutralidad, las
superficies tienden a repelerse, lo cual constituye un mecanismo de
estabilizacion de sistemas dispersos. El impedimento estérico producido por
moléculas de surfactante adsorbidas puede ser también responsable de la

estabilizacion de muchos sistemas dispersos [©.

La adsorcion de surfactantes en las interfases puede modificar los
equilibrios trifasicos solido-fluido-fluido y conducir a la extension en forma de una
monocapa o al cambio de mojabilidad de una superficie, fenbmenos que son
ampliamente utilizados en procesos industriales tales como la hidrofilizacion y la

hidrofobacion, la flotacién, el secado, la lubricacién, la detergencia, entre otros .

Los estudios de adsorcion normalmente pretenden determinar: la
velocidad de adsorcion del surfactante, la concentracion de moléculas
adsorbidas, la forma u orientacion que las moléculas del surfactante adquieren
cuando se adsorben en una interfase, los cambios de energia libre interfacial que
ocurren y las caracteristicas que adquieren las interfases en presencia de un

surfactante.

En los procesos de recuperacion mejorada de crudos, en los cuales se
utilizan surfactantes, se pretende siempre disminuir la tensién interfacial, del
sistema crudo/agua, a valores ultra bajos (10 dinas/cm, muy baja energia libre

interfacial) con las minimas concentraciones posibles de surfactante ).

2.1.2.2. Asociacion

La asociacion que ocurre entre las moléculas de surfactantes en una
solucion acuosa se llama micelizacion, y los agregados son llamados micelas

(figura 4).
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Las micelas son polimeros de asociacion en los cuales el surfactante
alcanza una energia libre menor. En general, las micelas son agregados mas o
menos esféricas que se forman cuando el grado de saturacion del surfactante es
tal que no hay mas area disponible en la interfase para la adsorcion de moléculas
del agente tensoactivo, y en tal caso, se agrupan orientando la parte estructural
afin hacia al solvente, y la parte estructural no afin hacia el interior de la micela. En
solucién acuosa la fuerza motriz principal que favorece la formacion de micelas es
el efecto hidréfobo, es decir, la sustraccion de la parte apolar del surfactante del
contacto con las moléculas de agua y la formacion de un contacto mas favorable
desde el punto de vista energético con las partes apolares de otras moléculas de
surfactante ' ® 8 En esta solucién, las micelas pueden agrupar varias decenas y
aun algunos centenares de moléculas; la dimension y la geometria de estos
conglomerados dependen esencialmente de la estructura del surfactante y del

ambiente fisico-quimico .

EE TR LR

—0 T .\T /‘./:_\/ Micela

o 2@

Asociacion

Figura 4. Micela: agregado de moléculas de surfactante ©,
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La concentracion minima de surfactantes necesaria para formar micelas se
denomina concentracion micelar critica (CMC); mucha de las propiedades fisicas
de las soluciones de surfactantes cambia abruptamente en las cercanias de la
CMC, sin embargo, puede determinarse por la medicion de algunas propiedades

como la tensién superficial *”

. Se pueden obtener diferentes tipos de agregados
de surfactante, o micelas, aumentando la concentracion de agentes tensoactivos y
ajustando las propiedades fisicoquimicas del sistema como la temperatura, pH, y

la presencia de varios electrolitos & 1%,

La figura 5 muestra la variacion de la tension superficial en funcion de la
concentracion del surfactante. A partir del valor que corresponde al agua pura
(72 mN/m 6 dina/cm), se observa una disminucion de la tensién superficial con el
aumento de la concentracién de surfactante; en esta primera zona (l), la gran
mayoria de las moléculas de surfactante se adsorben en la superficie agua-aire,

y la concentracion superficial crece rapidamente .

A partir de un cierto valor, la superficie esta ocupada por una primera y
luego por una segunda capa monomolecular de surfactante, y la tension decrece
linealmente con el logaritmo de la concentracién; segun la isoterma de Gibbs,
esto indica que la concentracion superficial permanece constante. En esta
segunda zona (ll) la superficie es por lo tanto saturada y las moléculas de
surfactante que se afiaden se solubilizan en la fase acuosa, lo que es poco
favorable desde el punto de vista energético, por la presencia del grupo no-

polar®.
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Figura 5. Tension superficial en funcion de la concentracion de surfactante para

determinar la concentracion micelar critica ©,

A partir de una determinada concentracion, la interfase se satura con
moléculas de surfactantes, y se observa el cambio a la tercera zona (Ill) de la
figura 5, en la cual la tension superficial permanece practicamente constante. En
esta region, cualquier molécula suplementaria de surfactante se encuentra encima
de la CMC, y su solubilizacion ocurre en agregados de tipo coloidal llamados

micelas

Lo anterior es debido a que a partir de cierta concentracion, las
interacciones  hidréfobas entre moléculas de surfactantes se tornan
suficientemente  importantes respecto a las interacciones hidrofilicas

surfactante/agua para que se forme espontaneamente una asociacion.

El valor de la CMC se determina mateméaticamente mediante la

interseccion de las dos lineas rectas tangentes entre las zonas Il y Ill. Este valor
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puede estar asociado a un intervalo de concentraciones tan amplio como mayor

sea la diferencia entre las especies quimicas presentes, en el caso de una

mezcla de varios surfactantes. A partir de la CMC, se observa un cambio en la

curva, en el que la tensién permanece practicamente constante ©°.

La CMC se ve afectada por electrolitos, aditivos organicos presentes en la

solucion, la temperatura y la estructura del surfactante. En cuanto al efecto de la

estructura del surfactante se puede resumir que:

1.

2.

La CMC disminuye al incrementarse la longitud de la cadena alquilica.
La CMC de los surfactantes no-idnicos es menores que la de los idnicos.

Los surfactantes cationicos por lo general tienen un valor de CMC mayor

a la de los anionicos.

Para los no-ionicos, del tipo oxietilado, se incrementa ligeramente la CMC

a medida que aumenta el grupo polar.

La presencia de cadenas ramificadas, doble enlaces, grupos aromaticos y
otros grupos de caracter polar en su parte hidrofébica genera un cambio
en la CMC; la perfluorinacion de la cadena alquilica produce una gran
disminucién en la CMC. La fluorinacién parcial produce un aumento de la
CMC. Este comportamiento de los surfactantes fluorinados parcialmente
se debe a interacciones desfavorables entre los grupos hidrocarbonados y

los fluorocarbonados ™Y,

Por lo general, la micelizacion es un proceso exotérmico y la CMC aumenta

con la temperatura, aunque no es asi en todo los casos, por ejemplo la CMC del

dodecil benceno sulfato de sodio (SDS) en agua, tiene un minimo de temperatura

entre 20 °C y 25 °C. 2. El incremento de la temperatura disminuye la hidratacién

del grupo hidrofilico, lo que favorece la micelizacion 3.
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SO; Na™

Figura 6. Surfactante aniénico SDS 1,

Por ultimo el efecto de electrolitos se hace mas notable en la CMC de los

surfactantes ionicos, la cual puede disminuir con la adicion de sales siendo mayor

este efecto en surfactante de cadenas largas. Para surfactante no-idnicos la CMC

varia poco con la adicién de la sal, aumenta su efecto a mayores concentracion

(14]

2.1.3. Clasificacion de los surfactantes.

De acuerdo a su ionizacion en agua los surfactantes se clasifican en:

Anidnicos: se disocian en un anién anfifilo y en un cation, es decir, su parte
hidrofilica es un estersulfato, sulfonato o carboxilato, y el cation en general
es un metal alcalino o un catidn cuaternario. A este tipo de surfactante
pertenecen los detergentes sintéticos como los aquil-benceno-sulfonatos,
los sulfonatos de petréleo, los jabones (sales sédicas de acidos grasos),
los agentes espumantes como el lauril sulfato, humectantes de tipo

sulfosuccionato, y los dispersantes del tipo lignosulfonatos, entre otros *°!.

Catidnicos: se disocian en solucién acuosa generando un catidn organico
anfifilo y un anion, generalmente del grupo halogenuro. La gran mayoria
de estos surfactantes son compuestos nitrogenado del tipo sal de amina
grasa o de amonio cuaternario. Este tipo de surfactante tiene aplicaciones
particulares debido a su alto costo, por lo tanto su produccion y uso

son bastante limitados, como por ejemplo el area farmacéutica .

No-iénico: son aquellos que en solucién acuosa no se ionizan, debido a

que ellos poseen grupo de tipo alcohol, fenol, éter o amina. Una alta
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produccion de estos surfactantes pueden tonarse relativamente hidrofilos
por la presencia de una cadena poliéster del tipo polioxido de etileno. El
grupo hidréfobo es generalmente un radical alquilo o alquil benceno y a
veces una estructura de origen natural como un &cido graso. En el caso
de los agentes no ionicos, es la presencia de grupo polares ionizados,
hidratados con menos fuerza pero en presencia abundante, lo que permite

la solubilizacion ™.

2.1.4. Seleccién de los surfactantes.

Para escoger el sistema tensoactivo a utilizar deben ser considerados
muchos aspectos relacionados con el yacimiento de interés, variables que por lo
general no pueden ser modificadas. La temperatura y presion del yacimiento, la
composicion del agua de formacion y las caracteristicas del crudo a recuperar
son factores que deben considerarse para la seleccion del surfactante. Este debe
reducir la tension interfacial crudo/agua a valores ultra bajos en las condiciones
del yacimiento de interés. El aspecto econdmico también debe ser considerado, y
es actualmente una de las mayores limitaciones para el uso de surfactantes en

recuperaciéon mejorada ),

Varias técnicas han sido propuestas para facilitar la seleccion de un sistema
tensoactivo adecuado. Las mas utilizadas son las medidas de tensién interfacial
crudo/agua, el estudio del comportamiento de fases que incluyen barridos de
salinidad y temperatura, y la determinaciébn de la temperatura, que seran
discutidos en la seccioén fluido-fluido. Estos ensayos se completan con pruebas de
desplazamiento roca-fluido en laboratorio, preferiblemente con nulcleos
preservados del yacimiento de interés, para investigar posibles efectos de
adsorcion, retencion y separacion cromatografica, antes de realizar la prueba

piloto o de campo ..
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2.2. Alcali

Las sustancias alcalinas (hidroxido de sodio, silicato de sodio, carbonato de
sodio, entre otras) no son por si solas tensoactivas, pero al estar en contacto con
los acidos organicos presentes en el petréleo generan surfactantes naturales en
concentraciones que se incrementan conforme mayor sea el nimero acido del
crudo (medida de la concentracién de acidos organicos que debe ser para este
caso superior a 0,2 mg de KOH por gramo de petréleo). .

El uso de alcalis para la reduccién de la tension interfacial amerita
concentraciones que varian entre 2 a 5 %, en volumenes que van desde 20 a

50% del volumen poroso efectivo del yacimiento tratado.

Los procesos quimicos Y fisicos que ocurren durante la inyeccion alcalina
no son completamente entendidos. Los fluidos inyectados reaccionan con los
componentes acidos del petréleo, disminuyendo la tensién superficial en la fase
crudo/agua. Otros procesos que contribuyen a la recuperacion de petroleo
incluyen emulsificacion y entrampamiento de petrdleo en la fase acuosa y
cambios en la mojabilidad de la roca. Estos mecanismos facilitan el movimiento
de crudo a través del medio poroso del yacimiento hacia los pozos productores

(171 En la figura 7 se muestra un esquema de inyeccién de soluciones alcalinas.

Separaclén y
almacenamlsnts de loc
flulde c de producoldn

Soluolén ipetralen, gas, aguaji
Algallna o

Pozo de Bomba ds
Inyeoeldn  pouggian
= de agua ||

Fozo de
producalin

Sodrcldn

Alcalin pafndion
LCETLTE TS

Figura 7. Proceso de inyeccién de soluciones alcalinas *".
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El petroleo debe contener componentes 4cidos para que reaccione con la
solucion de inyeccion alcalina. La acidez del petréleo se especifica como “numero
acido” y se define como el numero de miligramos (mg) de hidroxido de potasio
requerido para neutralizar un gramo de petrdleo. EI nimero acido debe ser
determinado sobre una muestra de petréleo que este libre de cualquier aditivo
quimico 7.,

La inyeccion alcalina puede utilizarse con solucion polimérica de mayor
viscosidad que la del frente alcali/crudo para obtener un barrido mas eficiente y
uniforme en la formacién, método que se conoce como inyeccion alcali/polimero
(AP).

La inyeccion de alcali puede ser una técnica de recuperacién de crudo
econémicamente atractiva. No obstante, el disefio apropiado de este método
dependera de la determinacién de algunas propiedades del yacimiento, que
usualmente no se consideraban en el pasado, cuando se creia que el método era

eficiente para crudos con altos contenidos de acidos ™.

Durante la recuperacion mejorada de crudo, dependiendo de las
condiciones (permeabilidad, porosidad, entre otras), el alcali y otros
componentes del fluido de inyecciébn podrian ser absorbidos durante su
recorrido através del yacimiento, antes de llegar al area en que se requiere
su accion, evitando un maximo aprovechamiento de éste e incrementando los
costos. Para solventar este inconveniente, se han desarrollado y contindan
desarrollandose en la actualidad tecnologias para la incorporacion de ciertas
sustancias en los fluidos de inyeccioén, que al ser absorbidas preferentemente por
la roca, evitan o reducen la absorcion de algunos otros componentes, recibiendo
el nombre de agente sacrificante. Sin embargo, en recuperacién mejorada, el alcali
actua principalmente como un agente sacrificante en presencia de un surfactante,
debido a que se adsorbe en la matriz rocosa mas facilmente, reduciendo
significativamente la adsorcion de este ultimo. El alcali a su vez puede también
actuar como activador de las moléculas acidas presentes en determinados crudos,

las cuales han sido llamadas surfactantes naturales por poseer propiedades
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tensoactivas. De esta manera, las sustancias alcalinas contribuyen a la reduccion
en los valores de TIF de los sistemas crudo/agua, por lo que su efecto debe
mejorar la eficiencia de desplazamiento (Ed). La presencia de sustancias alcalinas
en el yacimiento puede adicionalmente alterar la mojabilidad de las rocas

presentes en la formacion 7.

2.3. Polimeros.

La materia est4 formada por moléculas que pueden ser de tamafio normal o
moléculas gigantes llamadas polimeros. Los polimeros se producen por la union
de cientos de miles de moléculas pequefias denominadas mondmeros que forman
enormes cadenas de las formas mas diversas.

Los polimeros son usados en la recuperacion mejorada como un agente
viscosificante en agua de inyeccioén, dando como resultado el mejoramiento de la
relacion movilidad (M) (desplazamiento del fluido) y, por lo tanto, el incremento de
la eficiencia volumétrica (es la relacion entre el espacio poroso contactado por el
fluido desplazante y el volumen poroso del yacimiento). En un proyecto de
recuperacion mejorada con polimeros, se deberia alcanzar el mismo factor de
recobro que en un proyecto de inyeccién de agua convencional pero en mucho

menos tiempo 8.

La combinacion alcali/surfactante, tiene la capacidad de reducir las fuerzas
capilares que atrapan al crudo en el medio poroso y, por lo tanto, reducen la
saturacion residual, incrementando la eficiencia de desplazamiento. Cuando se
pretendié masificar el uso de las mezclas alcali/surfactante, los operadores de
campo encontraron que a pesar de lograr disminuciones muy significativas de la
saturacion residual, sobre todo en las inmediaciones del pozo inyector, faltaba
algun agente que movilizara este petroleo hacia los pozos inyectores, es decir,
era necesario mejorar la relacion de movilidad, incrementando de manera
efectiva la eficiencia volumétrica de barrido; una propuesta viable fue la

viscosificacion del agua con polimero de manera simultanea con la solucion
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alcali/surfactante, a la combinaciéon se le llamé mezcla ASP (alcali-surfactante-

polimero) (81,

En algunos yacimientos, ciertos polimeros solubles en agua, pueden
modificar el comportamiento de los fluidos en un proceso de inyeccién de agua.
De hecho, la inyeccién de soluciones poliméricas mejora la relacion de movilidad
entre el crudo y el agua por el efecto que tiene el polimero de aumentar la
viscosidad. Esta mejora en la relacion de movilidad produce aumento de la
eficiencia de barrido del agua dentro de la formacion, lo que repercute en un

incremento en la produccién.

Hasta el presente dos tipos de polimeros que han sido utilizados en
recuperacion mejorada son biopolimeros, como la goma xantato, y polimeros

sintéticos como son las poliacrilamidas parcialmente o no hidrolizadas.

La viscosidad de una solucién acuosa con polimero, como por ejemplo la
poliacrilamida parcialmente hidrolizada, depende de la extensién de las cadenas
poliméricas en solucion, lo cual a su vez depende de la interaccién de éstas con
las moléculas de solvente (agua). Asi mismo, al solubilizar una poliacrilamida
parcialmente hidrolizada, ésta tiene un comportamiento de un polielectrolito lo
cual hace que los segmentos de cadena se extiendan en el espacio de la
solucion, por la repulsion electrostética de los grupos iénicos. De esta forma,
existe una fuerte interaccion entre las ramificaciones de la cadena polimérica y el
agua, estas quedan solvatadas dando lugar a altas viscosidades. Al agregar las
sales, los iones de carga opuesta al grupo i6nico del polimero rodean a este
grupo causando una anulacion parcial de la carga, esto conduce a que la cadena
polimérica modifique su fuerza de repulsion y, por lo tanto, la extension de la

misma disminuye causando una disminucién en la viscosidad de la solucién .

Efecto esperado de la inyeccion de polimeros es el incremento de la
viscosidad a partir de la adicion de un polimero soluble en el agua, lo cual
conduce a una mejoria en la relacion de movilidad crudo/agua y de esta manera

mejora la eficiencia de barrido y, por tanto, un mayor porcentaje de recuperacion.
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En la siguiente figura se presenta el proceso de inyeccion de polimeros

Instal acinnn_ai Productor
de superficie

polirnérica

Figura 8. Proceso de inyeccion de polimeros 8!,

A bajas salinidades, las poliacrilamidas presentan una mayor relacién de
movilidad por medio del incremento de la viscosidad del agua y de la disminucion
de la permeabilidad al agua de la formacién. Los biopolimeros son menos
sensibles a los efectos de salinidad, sin embargo son mas costosos en virtud de
los procesos de pretratamiento que requieren.

En definitiva, se deben escoger polimeros que a bajas concentraciones y a
condiciones de yacimiento mantengan su viscosidad, no sean susceptibles de
degradacion y sean estables térmicamente. Se debe tomar en cuenta que la
movilidad disminuye con el aumento de la salinidad del agua, producto de la alta
concentracion de iones divalentes como Ca?* y Mg?*. En lo que se refiere a la
degradacion, su principal efecto es una reduccion de la viscosidad que trae como
consecuencia directa una alteracion de la movilidad y de la eficiencia de barrido

del yacimiento .

2.4. Alcali/surfactante/polimero (ASP)

El proceso de inyeccidn de mezclas alcali-surfactante-polimero (ASP) es un
método que puede ser econdmicamente rentable para el recobro de crudo. Los
proyectos de inyeccion de polimero s6lo mejoran la eficiencia de barrido
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volumétrico. El proceso ASP combina los beneficios de la inyeccion de soluciones

poliméricas basado en la tecnologia de inyeccién de soluciones alcalinas, debido a

que el costo de los alcalis es menor que el de los surfactantes sin afectar
considerablemente del factor de recobro 7).

La esencia del método de inyeccion de ASP es la reaccion del agente
alcalino con los acidos organicos, presentes naturalmente en los crudos, para
formar surfactantes naturales en sitio, especies que interactian con los
surfactantes inyectados para generar reducciones de las tensiones interfaciales a
valores ultra bajos (<102 dinas/cm) y que aumentan significativamente el nimero

capilar aun en yacimientos con crudos de bajos numero de acidos.

Otra ventaja del empleo de &lcali en este tipo de formulaciones, es
incrementar las cargas negativas en las superficies de los minerales que
conforman el medio poroso, minimizando de esta forma la pérdida de surfactantes
o polimeros por adsorcion en la roca. Las soluciones alcalinas pueden inyectarse

directamente agregada con el surfactante y el polimero.

Una mezcla tipica de ASP contiene concentraciones en peso de
aproximadamente 0,5 a 1,0% de surfactante; 1,0 a 2,5% de alcali y 1% de
polimero. El volumen del tap6n de ASP a inyectar esta frecuentemente entre el
10 y 50% del volumen poroso del yacimiento a tratar, lo cual puede implicar
magnitudes significativas, razén por la cual, la economia de este proceso debe
ser cuidadosamente calculada y deben tomarse en cuenta factores claves como
costo de quimicos, precio de venta del petrdleo, incremento en costos de

operacion y volimenes de crudo a ser recuperados 8.

La aplicacion de sistemas acuosos ASP en procesos de recuperacion
mejorada de crudos medianos y livianos puede garantizar el maximo recobro de
petréleo en un yacimiento, al disminuir la tensién interfacial de los sistemas agua-
crudo como se menciond previamente, y a su vez incrementar la viscosidad del
agua. Ahora bien, las concentraciones Optimas de cada componente hara que
ellos surtan el efecto deseado, a la vez que garantizaran el adecuado uso de los

recursos disponibles, por lo que es de suma importancia la determinacion de los
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valores de concentracién Optima de los componentes &lcali, surfactante y

polimero en la mezcla ASP a ser inyectada 9.

El proceso de inyeccion de ASP est4 disefiado para ser utilizado después
de un proceso de inyeccion de agua. Este consiste en cambiar las propiedades
del agua inyectada, afiadiendo algunos quimicos. El objetivo principal de estos
guimicos es disminuir la tension interfacial entre el crudo/agua, e incrementar la
viscosidad del agua para mejorar la relacion de movilidad. Usualmente el primer
fluido inyectado es una predescarga de agua, utilizada para acondicionar el
yacimiento (salinidad ajustada). Luego se inyecta la solucion ASP, seguido por
una solucion de polimero, para remover el petréleo y controlar la movilidad de los
quimicos. Por ultimo, se inyecta el agua de empuje la cual moviliza el petréleo

hacia pozos productores.

En general, el proceso de inyeccion en combinacion de ASP se realiza
para obtener el mejor uso de las propiedades individuales de cada aditivo,
minimizando la cantidad de quimicos inyectados y maximizando el recobro de
petroleo ', En la siguiente figura se muestra un proceso de inyeccion de

mezclas de ASP.

Banco de
petréleo

Figura 9. Proceso de inyeccion de mezclas ASP 9,

El principio fisico — quimico de la mezcla ASP es el siguiente 2%
Alcali:

* Altera mojabilidad de la roca.
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* Reduce la tensién interfacial crudo/agua debido a la reaccién con &acidos
organicos del crudo formando surfactantes naturales.
» Emulsificacién del crudo, lo cual contribuye al control de la movilidad.
* Actua como agente sacrificante para disminuir las pérdidas por adsorcion del

surfactante y del polimero en el medio poro
Surfactante:

» Coadyudante en la reduccion de la tension interfacial crudo/agua.
» Emulsificacién del crudo/agua, lo cual mejora la eficiencia de barrido.

* Solubilizacién del crudo, generando miscibilidad.

Polimero:

* Incrementa la viscosidad de la fase desplazante (agua), lo cual disminuye su

movilidad en la formacién, mejorando asi la eficiencia de barrido.

2.4.1. Prueba fluido-fluido

Las interacciones fluido-fluido estad relacionado con la capacidad de
reacciones del crudo con los fluidos de inyeccién, por ejemplo, la interaccion
crudo-gas puede ocasionar la precipitacion de asfaltenos en el medio poroso,

afectando la porosidad y la permeabilidad de la roca.

Estas interacciones también pueden ocurrir durante los procesos de
estimulacion acida. En este caso los acidos inyectados para remover los dafios
de la formacion reaccionan con los compuestos basicos presentes naturalmente

en los crudos.

Las incompatibilidades entre las aguas de inyeccién y las fases acuosas
presentes en el yacimiento se producen debido a la mezcla de fluidos de distinta
composicion, los cuales pueden causar la precipitacion de fases carbonatadas y
sulfatos. Estos compuestos pueden originar dafios en la formacion, causando
reduccion en la porosidad y permeabilidad por la precipitacion de soélidos en el

medio poroso 24,
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Durante la inyeccién de soluciones alcalinas, la reactividad del crudo se
evidencia a través de la activacién de los surfactantes anionicos naturales o la
formacién de emulsiones en sitio. Sin embargo, para que ocurra este tipo de
interacciones, los numeros &acidos de los crudos deben estar en el rango de los

observados en crudos medianos a pesados (0,5 mg KOH/g crudo) 3.

Las interacciones de los crudos con los fluidos de inyeccién en un amplio
intervalo de pH tienen gran influencia sobre la mojabilidad de la formacién y los
procesos de disolucion y precipitacion de los minerales que constituyen los

medios porosos de un yacimiento 23

2.4.1.1. Tension superficial

Una molécula en el seno de un liquido esta sometida a la accion de fuerzas
atractivas de cohesion (fuerzas de tipo de Van Der Waals) en todas las
direcciones, siendo la resultante de todas ellas una fuerza nula. Pero si la
molécula esta situada en la superficie del liquido (figura 10) estara sometida a la
accion de fuerzas de cohesion que no estan balanceadas cuya resultante es una

fuerza perpendicular a la superficie dirigida hacia el interior del liquido 1?2,

AIRE

K 7

o : 1

SN ¢

TF=0 _ TF=0
LiquiDo

Figura 10. Fuerzas atractivas que actian sobre las moléculas en el seno de un

liquido y en la superficie libre ?2.
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Se define entonces cuantitativamente la tension superficial como el trabajo

que debe realizarse para llevar moléculas en numero suficiente desde el interior

del liquido hasta la superficie para crear una nueva unidad de superficie.

2.4.1.2. Tension interfacial (TIF)

Cuando se pone en contacto dos liquidos inmiscibles, el sistema estara
formado por las dos fases liquidas y la interfase de contacto entre ellas. Las
moléculas de la interfase entre los dos liquidos estaran sometidas a fuerzas de
magnitudes diferentes a las que estan sometidas las moléculas del seno de cada
uno de los liquidos; lo que da como resultado una fuerza en las moléculas de la
interfase que va dirigida al interior de su respectiva fase liquida. Existen otras
interacciones como las del tipo de tipo Van Der Waals con las moléculas del otro
liquido en la interfase, lo que conducira a que la tension en la interfase presente
un valor intermedio entre las tensiones superficiales de los dos liquidos
condensados [?%

El efecto de los surfactantes sobre la tensién interfacial se puede apreciar
cuando dos liquidos inmiscibles entran en contacto entre si, se pone en manifiesto
tres tipos de interacciones de atraccion entre las moléculas que componen el
sistema (figura 11):

a) L1+ L1 interacciones entre moléculas del liquido 1.
b) L2 < L2 interacciones entre moléculas del liquido2.

c) L1+ L2 interacciones entre moléculas de los liquidos 1y 2.

En las cuales las interacciones a y b presentan mayor magnitud que las
interacciones del tipo c, lo que conduce al hecho de que las moléculas tiendan a
dirigirse al seno de su respectivo liquido, pero cuando se agrega al sistema una
pequefia cantidad de surfactante (S), éste migra a la interfase produciendo dos
nuevas interacciones:

d) S « L1 interaccion del surfactante con el liquido 1.

e) S « L2 interaccion del surfactante con el liquido2.
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Estas interacciones presentan valores de magnitud intermedia entre las
interacciones tipo c y las de los tipos a, b. De esta manera, disminuye la diferencia
energética entre las moléculas ubicadas en la interfase y las que se encuentran en
el seno del liquido, lo que conlleva directamente a una disminucion del trabajo
necesario para trasladar las moléculas del interior del liquido hacia la interfase, o
lo que es lo mismo, a una disminucién de la tension interfacial entre ambos

liquidos 1?2,

Interacciones
moleculares Ly-Ly y Ly-Ly

1' 1 A Liquld{] 1 . : 1

Interacciones
moleculares
EI'It re L]_' L]_ 6 Lz' Lz
F

-
N S \ .

Liquido 2 g

-4

¥

Interacciones moleculares
LfL;'. ¥ L1'Lz

Figura 11. Diferentes fuerzas a las que estan sometidas las moléculas de la

interfase y del seno de cada liquido 2.

Cuando se trata de un método en donde se afiade un tensoactivo o
surfactante, sustancia capaz de solubilizar fases inmiscibles gracias a la dualidad
polar-apolar que posee en su estructura, se logra la disminucién de la tension
interfacial. Dicha disminucion se alcanza ya que las sustancias surfactante se
ubican en la interfase crudo/agua, y la TIF puede ser modificada mediante la

presencia de sustancias adsorbidas en la interfase 2.
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Como consecuencia de la reduccion en TIF a valores en el orden de 10™ a
102 mN/m, el crudo que se encuentra en forma de glébulos desconectados pasa a

formar un banco de crudo (figura 12), aumentando el nUmero capilar y la eficiencia

de desplazamiento y, en consecuencia, el factor de recobro 2%

Miner

: GLOBULOS DESCONECTADOS
al

Formacion del Banco de crudo
BANCO DE ACEITE

£ \

4

Figura 12. Disminucién de TIF que permite el contacto entre nddulos de crudo

antes aislados %3,

2.4.2. Medidas de la tension superficial por el método de la placa (Wilhelmy)
En este método se mide la fuerza dirigida hacia abajo que ejerce sobre una

placa lisa una superficie o interfase a la cual se le desea determinar la tension,

cuando esta tiene contacto fisico con dicha superficie o interfase 4.

Vista lateral
de la placa

Recipiente
de liquido

Figura 13. Placa de Wilhelmy 4.
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Se utiliza una placa de platino muy fina y su geometria rectangular se
conoce exactamente (mide tipicamente 29,9 mm de largo y 0,1 mm de espesor, en
cuyo caso el perimetro completo es de 60 mm) suspendida verticalmente a una
balanza de precision (figura 14). El lado inferior de la placa se pone en contacto
(horizontalmente) con la superficie del liquido para que se moje (2). Luego se
ejerce una fuerza vertical sobre la placa para levantarla. La placa se levanta poco
a poco, y de cada lado se forma una interfase curva (3); se levanta la placa hasta

que se produzca el arranque (4) 9.

FUERZA F

A

neoof

(1 Liquido )2 ). i\.% ) L4 )

Fuerza de Tension

movimiento
movimiento

Figura 14. Método de la placa de Wilhelmy 2%

La medida de la fuerza se hace uniendo la placa a una balanza sensible de
torsion, con alguna clase de dispositivo de elevacion para bajar la placa hacia la
superficie del liquido o elevar la superficie del liquido hacia la placa. En ciertos
modelos (automaticos) es un motor que asegura el levantamiento, y un sistema

registrador monitorea la fuerza >,

Por otra parte, este método no produce una superficie nueva al momento de
producirse la medicion. En la practica se puede colocar el liquido dentro del
recipiente varias horas antes y dejar equilibrarse la superficie. Por lo tanto, este
método es particularmente bien adaptado a los sistemas que contienen sustancias

surfactantes cuyo tiempo de adsorcion puede ser largo.
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Este aparato es muy versatil, en particular para medir tensiones
superficiales de soluciones acuosas, en el rango 70 dina/cm (agua pura) - 30
dina/cm (soluciones de detergentes); permite obtener facilmente una
reproductibilidad del orden de 2%, lo que es suficiente para determinar la
concentracion micelar critica de una solucion de surfactante en superficie

agua/aire ?%,

Este método no requiere correcciones por hidrostatica, como otros métodos
por ejemplo, el del anillo. No se puede emplear para medidas de tensién interfacial

y es un método sencillo, de precisién moderada (0,1 dina/cm) 2.

2.4.3. Medidas de la tension interfacial por el método de la gota giratoria

(Spinning Drop Tensiometer).

Este método consiste en colocar una gota de liquido menos denso dentro
de un tubo lleno de otro liqguido mas denso e inmiscible, y se hace girar el tubo
sobre su eje de tal forma que la fuerza centripeta exceda considerablemente la
gravedad natural, obteniendo un sistema en el cual el vector gravedad apunta del
eje hacia la pared del tubo. En tal sistema la fuerza de gravedad tiende a reunir el
fluido menos denso cerca del eje, lo que resulta en un alargamiento de la gota,
mientras que la fuerza de tensién tiende a reducir el area interfacial de la gota, lo

que resulta en un encogimiento 2%,

I L )
velocidad gota no
angular alm‘gada [.>8r
A |
|: i— - 4 @ D |-
\
W gota alargada

Figura 15. Gota giratoria ..
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La figura 15 muestra un esquema general, si la gota es muy alargada
(L>8r), entonces se puede considerar que su forma se aproxima a aquella de un
cilindro con extremidades esféricas. En tal caso es facil medir la curvatura tanto en
el centro de la gota como en las extremidades, donde r es el radio de la gota (lo

cual se puede medir con bastante precision) y w es la velocidad angular del tubo.

Se requieren tubos especiales con espesor de pared extremadamente
constante para evitar cualquier deformacién durante la medicion del didmetro de la

gota, que es el valor experimental mas critico.

Este método permite medir tensiones interfaciales ultra bajas, hasta 0,0001
dina/cm. Ciertos fabricantes pretenden que se pueden alcanzar valores aun
menores, pero realmente es solo en casos particularmente favorables. El
tensiometro de gota giratoria es el aparato a escoger cuando se desea medir
tensiones debajo de 0,01 dina/cm, ya que es de uso simple, y no hay problema de

angulo de contacto: es imprescindible que la fase mas densa sea transparente 2%,

Se usa frecuentemente para estudiar la variacién de la tension en funcion
del tiempo, ya que obviamente la superficie se forma en el momento de introducir

la gota de fase menos densa dentro del tubo .

2.4.4. Comportamiento de fase

Las mezclas de soluciones acuosas de electrolitos, hidrocarburos y
surfactantes, han sido objeto de una investigacién bastante exhaustiva 24,
especialmente aquellos sistemas que forman micro emulsiones. El término micro
emulsién fue introducido inicialmente por Hoar y Shulman ' para describir
sistemas transparentes o traslicidos, obtenidos al titular una emulsién con
apariencia lechosa, con un alcohol de cadena intermedia tal como el pentanol o el
hexanol, hasta obtener una solucion clara. A estos alcoholes se les conoce como

“cosurfactantes”.
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Cuando se mezclan agua, aceite y un surfactante, y se permite que el
sistema alcance el equilibrio, normalmente se forman dos o mas fases y en
muchos casos, casi todo el surfactante se disuelve en una de las fases junto con
cantidades variables de aceite o agua. La fase en donde se encuentra el
surfactante, se conoce como solucibn micelar, o también se puede llamar

microemulsion.

Los comportamientos de fase de sistemas que contienen tres o mas
componentes, a presion y temperatura constante, se representan en diagramas
ternarios, estos diagramas muestran en forma simple los comportamientos de

fase 3,

Winsor ! definié tres tipos de diagrama de fases en equilibrio (figura 16):
tipo I, cuando se forma una microemulsion en contacto con una fase oleica
(representada como Il- 6 2); tipo Il, cuando se forma una microemulsion en
contacto con una fase acuosa (representada como I+ 6 2) y tipo Ill cuando se
presentan tres fases en equilibrio (representada como Ill 6 3). Si la fase
intermedia (microemulsidén) contiene la misma cantidad de agua y aceite, la

a 2" 28 cambiando las condiciones

formulacién se denomina formulacion 6ptim
de forma tal que la microemulsion contenga mas aceite que agua, se modifica el
sistema a condiciones por encima del éptimo, o se tiende a un ambiente de fases
(lI+). Por el contrario, si la tendencia es a producir una microemulsion con mas
agua que aceite, se cambia el sistema a condiciones por debajo del éptimo, en

un ambiente de fases (lI-).

La condicion Optima para un sistema en particular puede encontrarse
mediante la implementacion de barridos de cada uno de los componentes de la
formulacién. Estos barridos consisten en cambiar alguna propiedad (salinidad,
propiedades del surfactante, concentracion o tipo de cosurfactante, temperatura,
peso molecular del aceite, etc.) manteniendo las demas constantes, con el fin de
conseguir la condicién Optima para esta variable. Las condiciones a las cuales el
sistema presenta un ambiente de fase tipo Ill determinaran cuando y como éste

podra ser utilizado en operaciones de recuperacion mejorada.
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Surfactante

M.E.

Agua

Agua Crudo

Comportamiento de
fases tipo Il

Surfactante Surfactante

Micro:
emulsion

Micro
emulsion
Agua

Agua Crudo Agua Crudo
Comportamiento de Comportamiento de
fases tipo II(-) fases tipo ll(+)

Figura 16. Comportamiento de fases en sistemas ternarios

agua/crudo/surfactante 12¢!

2.4.5. Barrido de formulacion.

Los barridos de formulacién tienden a requerir mucho tiempo, puesto que
el tiempo necesario para alcanzar el equilibrio en sistemas con
multicomponentes puede ser muy largo: en casos extremos pueden requerirse
varios meses para alcanzar el equilibrio. Una posibilidad es medir lo que se
conoce como temperatura de inversion de fases (TIF), temperatura a la cual el
sistema multicomponente  emulsionado cambia de fase continua crudo
(agua/crudo) a fase continua agua (crudo/agua). La transicién, que ocurre muy
cerca del punto de formulacién éptima, se detecta facilmente mediante medidas

de conductividad eléctrica, puesto que ésta cambia varios ordenes de magnitud
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en el punto de inversidn. Los resultados obtenidos con este método suelen estar
muy cercanos a lo obtenido de formulacién, siempre y cuando la cantidad de

agua y crudo utilizados sean similares.

Como se menciond anteriormente, una vez seleccionado el sistema
tensoactivo a utilizar, este debe ser ensayado en nucleos reales, con el fin de

determinar si existen problemas de absorcién en la superficie mineral. ©°!

3. PRUEBA ROCA-FLUIDO

Cuando se estudia un yacimiento es imprescindible tener en cuenta todas
las caracteristicas y propiedades de las rocas que lo conforman vy los fluidos que
se encuentran presentes en su espacio poroso, asi como también es fundamental
el estudio de las interacciones roca-fluido. Estas investigaciones son de gran
importancia para los procesos de inyeccion de aditivos quimicos (surfactantes,
polimeros, soluciones alcalinas y combinaciones de éstos), ya que los métodos de
recobro requieren que los aditivos mantengan su funcién y efectividad a través del
yacimiento hasta contactar e interactuar con el crudo de la formacién, disminuir
las tensiones interfaciales, o de los frentes de desplazamiento estables que
aumenten la eficiencia de barrido y por ende el recobro del petréleo 4.

Los fluidos de inyeccién pueden reaccionar con los minerales que
conforman la roca de yacimiento, las interacciones mas comunes incluyen:
precipitacion y recristalizacion de minerales y reacciones de intercambio catiénico.
Todas estas reacciones pueden producir cambios importantes en la porosidad y
en la permeabilidad, asi como el arenamiento de una formacion por pérdidas o
disolucién del material cementante del medio poroso 2,

Por ejemplo, la inyeccion de aguas que contengan cationes, como el
potasio y el magnesio, y disponga su inyeccion en una formacion cuya
composicién mineraldgica incluya minerales como la caolinita y la calcita, lo que
puede conducir es a la precipitacion de ilita y dolomita. La magnitud de este tipo
de interacciones esta fuertemente influenciada por las condiciones de pH,

temperatura y la presencia de crudo en el medio de reaccion.
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Los métodos de recuperacion con aditivos alcalinos (élcali, alcali-polimero,
alcali-surfactante o alcali-surfactante-polimero) originan condiciones capaces de
producir fuertes interacciones fluido-fluido y fluido-roca que pueden afectar
negativamente la eficiencia de esos métodos.

El estudio de las interacciones roca-fluido que ocurren en procesos de
recuperacion es muy complejo, ya que éstas pueden variar significativamente de
un yacimiento a otro debido a las diferencias y las heterogeneidades en la
mineralogia, tipo de crudo y las condiciones de reaccion de cada formacion. Es
por esta razén que se dedican grandes esfuerzos al estudio de las interacciones
roca-fluido en el medio poroso previo a la implantacion de un proceso de

recuperacion en el campo ?%.

3.1. Propiedades de laroca

Las rocas son agregados de minerales con propiedades fisicas y quimicas
originadas en forma natural.

En esta seccidn, se estudiaran Unicamente las propiedades fisicas para
comprender el rol de las interacciones roca-fluido en la recuperacion de petréleo,
entre las cuales podemos mencionar: porosidad, permeabilidad, presiéon capilar,

entre otras.
3.1.1. Permeabilidad.

Esta propiedad se puede definir como la capacidad que tiene las rocas para
permitir que un fluido lo atraviese con facilidad y sin alterar su estructura interna,

9 La roca es mas o menos permeable

mediante un gradiente de presién
dependiendo sobre si ella permite el paso de fluidos en mayor o menor facilidad.
Muchas rocas son impermeables al desplazamiento de agua, petréleo o gas
aunque tienen una alta porosidad. Algunas de estas son arcillas, anhidrita y

algunas arenas altamente cementada .
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La permeabilidad se ve afectada por factores como: tamafio del grano,
empaque del medio, forma de los granos, distribucion de tamafio, grado de

cementacion y consolidacion.

La permeabilidad se determina experimentalmente como la relacion entre la
velocidad de desplazamiento de un fluido y la pérdida de carga (cambio de
presion) producida. La ley correspondiente, llamada ley de Darcy, enuncia una
relacion lineal, la cual esta satisfecha a las bajas velocidades involucrada.

- dP (Ec. 1)
n dL

=

El pardmetro u es la velocidad especifica o velocidad de filtracidn, es decir,
el flujo volumétrico por unidad de area del medio atravesado, n es la viscosidad
del fluido, dP/dL es el gradiente de presion y k es la permeabilidad del medio.
Cuando u se expresa en cm/seg, n en centipoise, dP/dL en atmdsfera por cm, k

se expresa en Darcy Y,

La mayoria de las rocas almacén poseen una permeabilidad del orden de
una fraccion de Darcy. Se dice que una roca tiene una permeabilidad de un Darcy
cuando un fluido con una viscosidad de un centipoise avanza a una velocidad de
un centimetro por segundo bajo un gradiente de presién de una atmosfera por

centimetro 3%,

Existen tres tipos de permeabilidades:
e Permeabilidad absoluta o especifica
e Permeabilidad efectiva

e Permeabilidad relativa
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3.1.1.1. Permeabilidad Absoluta

Si la totalidad del espacio poroso interconectado de una roca, se encuentra
saturado de un fluido cualquiera, y si se imponen caidas de presion a través del
mismo, el fluido se desplazard. En las condiciones bajo las cuales, el espacio
poroso interconectado esta totalmente saturado por un solo fluido, se define una
propiedad de la roca denominada permeabilidad absoluta. Para gases a presiones
muy bajas, la permeabilidad absoluta de la roca es una propiedad de la misma 'y
no del fluido que pase a través de ella, siempre y cuando el fluido sature el 100%
del espacio poroso disponible 3!

3.1.1.2. Permeabilidad Efectiva

La permeabilidad efectiva de un fluido es la respuesta de la propiedad de la
roca o formacion de ser atravesada por ese fluido en presencia de uno o varios
otros liquidos. Esta permeabilidad depende de las caracteristicas de las rocas y de
las proporciones o porcentajes respectivos de los distintos fluidos presentes. Para
un sistema multifasico, la permeabilidad efectiva se aplica a la permeabilidad de
cada fase a una saturacion especifica, cuando estan presentes dos o mas fluidos,
es decir, es la permeabilidad para un fluido particular (petréleo, gas o agua). Este
pardmetro refleja la facilidad que ofrece el medio poroso interconectado para el

movimiento de un fluido dado en presencia de al menos otro fluido en el sistemal?

3.1.1.3. Permeabilidad Relativa

La permeabilidad relativa corresponde a la relacion entre permeabilidad
absoluta y efectiva. Para un fluido dado, varia en funcion directa con la saturacion
de ese fluido en la roca, y se expresa en tanto por uno de movilidad de un fluido
respecto a otro %

En un sistema agua-crudo, la permeabilidad relativa del crudo es maxima, y
muy préxima a 1, cuando la saturacién del crudo es maxima (100 a 70-80%)), y es

minima, mientras que la del agua se hace maxima, para baja saturacion en crudo.
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Como expresa la figura 14, la permeabilidad relativa del crudo decrece
rapidamente con la disminucion de la saturacidbn en éste, pero la del agua
permanece muy baja nula hasta saturacién en agua del orden del 45%. A partir de
ese momento, crece muy rapidamente hasta alcanzar el valor 1 para una
saturacion del 100%. En términos de produccidn, esto se traduce en que en un
yacimiento petrolifero con bajo contenido inicial en agua, se podra extraer petréleo
sin agua; al ir aumentando el grado de extraccion, al alcanzar una saturacion en
crudo del orden del 50-55%, se extraera una mezcla de crudo y agua, en la que la
proporcion de la segunda ira aumentando progresivamente, hasta un valor de
saturacion en agua del 80-90%, momento en que solamente se extraera agua
(figura 17). 12

CURVAS DE PERMEABILIDAD RELATIVA

Saturacion en crudo

100% 0

1

0
N
Crudo + agua
Agua

Permeabilidad relativa (Kr)
"906

o

0 45% 100%

Saturacién en agua

Figura 17. Curva tipica de permeabilidad relativa para un sistema
agua/petroleo B2,

3.1.2. Porosidad

Los granos que conforman las rocas arenosas de los yacimientos
petroliferos, tienen formas irregularidades y el grado de irregularidad o de
redondez es evidencia de los procesos de trasformacion sufridos a través del
tiempo. Los choques violentos o la accidén del roce entre rocas, hacen que los
granos tengan formas muy irregularidades. Los granos de las arenas que
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conforman los lechos de los yacimientos nunca calzan perfectamente, aunque la
sobrecarga de la presion aplicada sobre las rocas de estos lechos sea de gran
magnitud. Es por ello que existen espacios vacios entre los granos que son
denominados espacios de poro o intersticios. En los intersticios las rocas es donde
se acumulan petréleo, gas, y agua, siendo la porosidad la medida cuantitativa de

la habilidad caracteristica de absorber y acumular fluidos 2.

La porosidad de un material representa un porcentaje que relaciona el
volumen que ocupan los poros en un volumen unitario de roca; esto es si la
porosidad es del 50 % significa que la mitad de la roca esta constituida por poros y
la otra mitad por particulas solidas. Pero no nos habla de como estan de
conectados los poros, para ello recurrimos a la porosidad eficaz, que se refiere a
la porosidad representada por aquellos espacios por los que puede circular el
agua, es decir aquellos que estan comunicados. Como sabemos, la permeabilidad
de un material es la capacidad que este tiene de transmitir un fluido, en este caso
agua. Un material serd mas permeable cuando sea poroso y estos poros sean de

gran tamafio y estén conectados (figura 18)

Cuando los poros son ocupados por
algdin cemento, desclende la
permeabllidad ‘ '

Figura 18. Porosidad de una roca 2
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3.1.3. Presion Capilar

Los yacimientos petroleros contienen en general mas de una fase fluida, por
ello existen fuerzas interfaciales y presiones que afectan los estados de equilibrio
estatico y dindmico. Casi todas las propiedades de sistemas saturados con dos o
mas fluidos inmiscibles, depende de la presencia de una superficie de contacto o
interfase entre fluidos adyacentes. Cuando esta interfase tiene cierta curvatura,
existe una diferencia de presion entre los fluidos que la separan, siendo esta
mayor a medida que los radios de curvatura se hagan menores. Este fenGmeno es
muy comun en tubos o canales de dimensiones capilares, por lo que la diferencia
de presién citada es denominada presion capilar. EI conocimiento de la presion
capilar para un sistema agua/petréleo/roca es importante para la prediccion del

potencial de recuperacién de hidrocarburos de un yacimiento 24

3.2. Mojabilidad

La mojabilidad se refiere a la tendencia de un fluido a adherirse a una
superficie sélida en presencia de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la
mayor area de contacto posible. En un yacimiento de petréleo, la mojabilidad es
una medida de la afinidad de la superficie de la roca por la fase petréleo o por la
fase acuosa y determina la ubicacion relativa de cada una de estas fases dentro
del medio poroso. El conocimiento de la manera como el petréleo se adhiere de la
roca, permite al ingeniero de yacimientos disefar las estrategias para obtener una

mejor recuperacion 1%,

La caracteristica de mojado de una superficie mineral, depende de la
composicion quimica del crudo, presion, temperatura, naturaleza de las paredes

de los poros de las rocas y la quimica del agua.
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4. VENTANAS DE APLICACIONES PARA ASP

Como toda tecnologia de recuperacion mejorada, la tecnologia ASP tiene
una ventana de aplicacion dentro de la cual se ubican las mayores probabilidades

de éxito, la tabla 1, resume algunas de ellas B,

Tabla 1. Criterios para aplicacién de la tecnologia ASP !

Condiciones favorables:

Yacimientos homogéneos

Crudo: Barride por agua > 50%
Gravedad API > 20° Alta relacién ¢/ h
Viscosidad <35cpacCly.

Yacimiento: Cond. desfavorables:
So (% VP) > 30 Fracturamiento extensivo
Litologia Areniscas preferiblemente Acuiferos activos

K (mD) >100 Presencia de capas de gas
Temp. (°F) < 200 Altos contrastes de permeab.
Rel. Movilidad 2adl Problemas de inyectividad
Salinidades < 20000 ppm Alto contenido de arcillas
Dureza (Ca?*/Mg?*) < 500 ppm Adsorcién de aditives (Sy P)

Del analisis de estos criterios de aplicacion se desprende que este tipo de
tecnologia esta orientada a crudos medianos y livianos, donde la relacion de
movilidad no supere el valor de 40. La permeabilidad debe ser suficientemente alta
como para que el polimero no afecte negativamente la inyectividad y la
temperatura no debe exceder aquella que altere las propiedades reoldgicas del

polimero 139,

La salinidad y dureza de las aguas de inyeccién y formacion, es un factor a
cuidar en este tipo de aplicacion dado que cualquier agente externo tiende a

alterar el equilibrio quimico, y se pueden inducir anormales volumenes de solidos
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en precipitacion, que incidirian negativamente en la permeabilidad del yacimiento y

en las instalaciones de Inyeccidon-Produccion, razén por la cual, se requieren

cuidadosas pruebas del laboratorio para sintetizar una mezcla especifica ASP

para cada yacimiento. En algunos casos la aplicacion de la muestra puede

requerir tratamiento o “suavizado” del agua de inyeccion (disminucién de Ca*y
Mg +2) [39].

Por lo general, todo yacimiento donde se dan condiciones favorables para
proyectos de inyeccion de agua, es un buen candidato a ASP, salvo en los casos
donde exista un acuifero activo (peligro de pérdida por dilucion de quimicos
inyectados) o en yacimientos carbonatados donde las interacciones fluidos-roca,
pueden causar serios problemas de taponamiento y/o pérdida de aditivos

quimicost®%,
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Son muchos los estudios que se han realizado con la finalidad de extraer el

crudo que queda atrapado en las rocas, es por ello que las Industrias Petroleras

dedican gran esfuerzo al desarrollo de métodos y técnicas que permitan

incrementar el factor de recobro. En esta seccidén, se presenta un resumen de los

trabajos mas recientes relacionados con esta investigacion:

PAZ F.; SALEEM S. y MARIN A. (1989) [“9 trabajadores de INTEVEP,
conjuntamente con LAGOVEN, realizaron una prueba piloto a nivel de campo
de inyeccion de soluciones acuosas de polimeros en un yacimiento. Para su
implantacion, realizaron estudios de laboratorio con la finalidad de seleccionar
una poliacrilamida comercial que soporte las condiciones de temperatura y
salinidad. El estudio se baso en los efectos sobre la viscosidad de una solucién
polimérica, la salinidad del agua de inyeccion de formacién y mezclas de los
mismos; la temperatura, el esfuerzo de corte, entre otros. Asimismo, se evalu6
la inyectividad de soluciones poliméricas a través de prueba de filtracién e
inyectividad de disco de berea. Los resultados preliminares arrojaron tres
polimeros con un alto valor de viscosidad, con gran estabilidad térmica y que
no se degradan por efecto de la temperatura del yacimiento (60°C). En cuanto
a la salinidad, el efecto de suavizar el agua de inyeccién del lago de Maracaibo
(disminuir Ca*? y Mg*?) tuvo aumento en la viscosidad inicial de la solucién
polimérica. Finalmente, las pruebas de inyectabilidad en disco de Berea,
determinaron que uno de los polimeros con respecto a los restantes posee
fracciones de mayor peso molecular, lo que podria causar el taponamiento

progresivo cuando se inyecta al medio poroso.

MANRIQUE E. y colaboradores (1995) Y caracterizaron las aguas de
formacion y los crudos de diferentes yacimientos del occidente del pais, asi
como, la reactividad de estos crudos frente a diferentes soluciones alcalinas.

Estudiaron el efecto del tipo de alcali en las interacciones fluido-fluido
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(activacion de surfactantes naturales) con crudos de diferentes numeros
acidos, a travées de pruebas de emulsificacibn espontdnea y de la
caracterizacion de los acidos organicos transferidos desde el crudo hacia la
fase acuosa durante las reacciones de neutralizacion llevadas a cabo en
condiciones estaticas y a 75°C. Adicionalmente, se evalud el consumo de alcali
de nucleos de Berea con diferentes soluciones alcalinas en muestras
saturadas con agua de formacion (sin crudo) a las mismas condiciones de

temperatura y una presiéon de confinamiento de 3000 Ipc.

MEZA B. y MANRIQUE E. (1996) 1“2, determinaron la reactividad de crudos,
frente a soluciones alcalinas no convencionales. Para ello, se estudid
experimentalmente el comportamiento interfacial de sistemas crudo/soluciones
acuosas de etilendiamina, acetato de sodio, hidréxido de sodio y mezclas de
etilendiamina/cloruro de sodio, etilendiamina/hidroxido de sodio vy
acetato/hidroxido de sodio, todas a 70°C, para lo cual se realizaron pruebas de

comportamiento de fase variando la concentracion y tipo de alcali en el medio.

MEZA B. y MANRIQUE E. (1996) [*®!, determinaron la concentracién éptima de
alcali en sistemas AS y ASP para crudos. Realizaron pruebas de
comportamiento de fase a 70°C, temperatura de yacimiento, con sistemas
crudo/formulaciones AS y ASP, variando la concentracion de alcali en el
sistema y observando el intervalo de alcali en donde se produce la zona de

emulsificacion espontanea de la fase acuosa.

ROMERO C.; AMORIN A. y DER FEGHALY, J. (1997) 4, estudiaron el uso de
surfactantes cationicos como modificadores de permeabilidades relativas en
las vecindades de un pozo productor, para incrementar el recobro de crudo y
disminuir la produccién de agua asociada. Una vez elegido el surfactante
cationico, estudiaron la adsorcion de éste sobre minerales como el cuarzo y la
caolinita. Determinaron la concentracion micelar critica (CMC) a temperatura

ambiente y a temperatura de yacimiento en agua de inyeccion del lago de
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Maracaibo. Realizaron pruebas de adsorcién estatica en funcion de la
concentracion y el pH y pruebas de desplazamiento en un nucleo de Berea

para evaluar el recobro adicional y la inyectividad del tratamiento.

BLANCO F.y CHACON L. (2001) [**!, realizaron la evaluacién de la interaccién
polimero/surfactante en mezclas ASP mediante metodologias de calculo de
quimica computacional para complementar y comprender aun mas la
fenomenologia presente en el proceso. Las energias de interaccion la tomaron
como base para discernir si los componentes son compatibles en medio
acuoso (agua destilada). Los valores de energia de interaccion indicaron que el
surfactante y el polimero, no presentan problemas de compatibilidad, cuando
ambos se encuentran en solucién, y en el medio se encuentran sales de
caracter alcalino tipo carbonato de sodio. Con el uso de esta herramienta
pudieron predecir el comportamiento de sistemas quimicos, lo que representa
una contribucién importante al drea de conocimiento de formulaciones para

recuperacion mejorada.

HERNANDEZ C. y MELENDEZ J. (2001) ®!, determinaron la mezcla éptima de
alcali-surfactante (AS) para la formulacion alcali-surfactante-polimero (ASP),
como potencial para ser empleado en un yacimiento. Analizaron
cualitativamente la compatibilidad de 14 surfactantes seleccionados, con agua
del lago de Maracaibo (ALM) para comprobar su estabilidad a 25 °C y 60 °C.
Posteriormente, midieron la tension superficial a las soluciones de cada uno de
dichos surfactantes, preparados a diferentes concentracién (2—1000 ppm) en
ALM. Aparte analizaron la capacidad de emulsificacion entre el crudo y
compuestos alcalinos preparados en  ALM suavizada y sin suavizar
(dependiendo del alcalis empleado) a 25 °C y a 60 °C. Luego de 30 dias
seleccionaron el intervalo 6ptimo de emulsificacion (siendo este diferente para
los alcalis seleccionados). Midieron la tension interfacial entre el crudo y las

soluciones de dicho intervalo.
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BIOMORGI J.; SEQUERA C. y HERNANDEZ S. (2006) ¢ evaluaron la
corrosividad de la mezcla ASP y cada uno de sus componentes, sobre
materiales de tuberia (Aceros) utilizados para la completacion de pozos. Para
ello, realizaron inicialmente una caracterizacion metallirgica de los aceros
evaluados, para asegurar que cumplieran con los requerimientos establecidos
por las especificaciones PDVSA EM 18-00/01 y 18-00/08; y posteriormente
realizaron ensayos de corrosion por pérdida de peso utilizando cupones
fabricados a partir de los aceros en estudio, a objeto de evaluar la corrosividad
de la mezcla ASP y de cada uno de sus componentes por separado.
Determinaron las propiedades de los materiales con los cuales se realizaron
los ensayos de corrosion y se pudo observar que ninguno de ellos presentd
desviaciones respecto a lo establecido por las especificaciones PDVSA. Con
respecto a las soluciones evaluadas, la solucién de polimero y el agua
suavizada fueron las que ejercieron mayor influencia sobre la corrosion,
seguido del surfactante (en muy baja proporcién) y finalmente las soluciones
alcali y la mezcla ASP, las cuales no parecen tener un efecto corrosivo sobre

ninguno de los materiales evaluados.

CABRERA M.; ARENAS G. y GUTIERREZ L. (2007) 7, realizaron un estudio
de tension interfacial a cinco sistemas de formulaciones ASP y crudo, como
parte del estudio de validacién de la formulacion ASP éptima a ser aplicada en
la prueba piloto de inyeccion ASP; con la finalidad de masificar la aplicacion de
la tecnologia ASP e incrementar el factor de recobro de los yacimientos. Para
cada sistema evaluado se estudido un barrido de concentraciones de alcali,
manteniendo constante en todos los casos el contenido de polimero.
Finalmente, encontraron una concentracion de surfactante que alcanza valores
ultra bajos de tension interfacial, ideales en el proceso de recuperacion de

petréleo.

RODRIGUEZ D.; GUTIERREZ L. y CASTILLO M. (2008) [“®  realizaron un

conjunto de evaluaciones fluido-fluido para la validacion de la mezcla de los
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componentes &lcali, surfactante y polimero (ASP) posible a ser inyectada en la
prueba piloto de inyeccibn ASP como método de recuperacion mejorada.
Dichas evaluaciones comprendieron las caracterizaciones realizadas a una
mezcla comercial con propiedades tensoactivas, tales como la determinacion
del contenido de materia activa de la especie surfactante en dicha mezcla y el
valor de la concentracién micelar critica (CMC). Las evaluaciones realizadas a
la mezcla ASP consistieron en la determinacion de la compatibilidad de dicha
mezcla con las aguas involucradas en el proceso (agua de formacién y agua
de inyeccion) y la determinacion de las propiedades fisicoquimicas de la
mezcla, tales como comportamiento de fases en sistemas crudo/agua del Lago

de Maracaibo y medidas de tension interfacial para dicho sistema.

ARENAS G. y colaboradores (2008) [*°!, evaluaron y seleccionaron surfactantes
y mezclas de ellos para emplearlos en la inyeccidbn de agua mejorada. Este
requerimiento surgié debido a que la inyeccion de agua en dicho campo
presenta un factor de recobro muy por debajo de lo esperado y se espera que
el uso de la inyeccion de surfactante permita una reduccion significativa en el
Sorw (saturacion de crudo residual). Realizaron una seleccion acorde con las
caracteristicas del yacimiento, para un posterior estudio con pruebas de
laboratorio (tensiometria TIF y de desplazamiento) de aquellas especies que
presentan las caracteristicas potenciales mas tensoactivas, de modo que

contribuya al aumento del factor de recobro.
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3.2 Objetivo general.

Establecer las concentraciones Optimas de los componentes de una
formulacion tensoactiva tipo ASP a ser empleada en la recuperacion mejorada de

crudo en un yacimiento al occidente del pais.

3.3 Objetivos especificos.

e Caracterizar las propiedades fisicoquimicas de los fluidos a inyectar: nUmeros
acidos del crudo, ° API, saturados, arométicos, resinas y asfaltenos (SARA),
composicién del agua de inyeccidon, agua de formacién y caracterizacion

reologica del polimero.

e Obtener las condiciones de estabilidad de los fluidos a la temperatura del

yacimiento.

e Determinar la concentracién micelar critica (CMC) del surfactante.

e Definir las concentraciones de A, S y P Optima para la mezcla ASP, mediante

pruebas de comportamiento de fases en sistemas crudo/agua.

e Relacionar los cambios de TIF en la interfase crudo/agua con las

dosificaciones de Ay S.

e Confirmar que las concentraciones de A, S y P Optima para la mezcla ASP,
contribuyen al incremento del factor de recobro, mediante pruebas de

desplazamiento roca-fluido.

e Conocer la adsorcion de los componentes de la formulacion ASP en el medio
poroso, a partir de los efluentes acuosos de las pruebas de desplazamiento

roca-fluido.



IV. Parte experimental

4. Propiedades fisicoquimicas de los fluidos.

4.1. Propiedades fisicoquimicas del crudo.

Una vez seleccionado el yacimiento candidato para la inyeccién de la
mezcla ASP, se deben determinar las caracteristicas de los fluidos del yacimiento.
En la tabla 2 se muestran las propiedades fisicoquimicas del crudo usado en este

trabajo.

Tabla 2. Propiedades fisicoquimicas del crudo.

Caracteristicas

Numero acido crudo natural (mgKOH/Q) 1,81
Numero acido crudo deshidratado (mgKOH/g) 1,59
Gravedad API 17,80
Viscosidad a 55°C (cps) 71,00
Densidad (g/ml) 0,95
Saturados (% p/p) 31,49
Aromaéticos (% p/p) 40,19
Resinas (% p/p) 22,19
Asfaltenos (% p/p) 6,12
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4.1.1. Preparacion del agua del lago de Maracaibo (ALM)

Para la preparacion de las soluciones alcalinas, poliméricas y de
surfactantes, se utilizo el agua sintética del lago de Maracaibo, la cual, se prepar6

segun la siguiente composicion:

Tabla 3. Composicion del agua del lago de Maracaibo (ALM).

Concentracion (ppm)

Ca? 41,3
K* 80,3
Mg %* 128,0
Na * 763,3
COs?% 10,0
HCOg3 54,0
Cl- 1694.,0
S0, % 223,7
ppm= mg/L

Esta composiciéon fue determinada por la técnica de plasma inductivamente
acoplado en el departamento de quimica analitica de PDVSA-Intevep, sobre

muestras tomadas en el yacimiento de estudio.
4.1.2. Preparacion del agua del lago de Maracaibo suavizada (ALMS)

Para la preparacion sintética del ALMS, se utilizé la composicion del agua
del lago de Maracaibo que se muestra en la tabla 3. Se pesaron y disolvieron los

reactivos quimicos mostrados en la tabla 4 en agua desionizada. Una vez
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aforados al volumen de interés, se hace pasar dicha solucién a través de una
columna que contiene una resina de intercambio i6nico, con la finalidad de
suavizar la mezcla salina (ALM), es decir, disminuir la concentracién de iones
calcio y magnesio en la mezcla del ALM preparada originalmente. El ALMS se

emplea para la preparacién de las soluciones a estudiar.

Tabla 4. Reactivos y cantidades necesarias para la preparacion de dos litros de la

solucién de ALM.

Reactivos
NaHCO3; 0,1487
Na,SO4 0,6618
CacCl,.2H,0 0,3035
MgCl,.6H,0 2,1418
KCI 0,3068
NacCl 3,8679

Para el suavizado del agua se utilizd6 una resina de intercambio cationico
Purolite C-100, marca Bayer (figura 19), caracterizada por poseer una alta
capacidad de intercambio para la remocién de los cationes Ca?* y Mg®* del medio
acuoso, previamente regenerada y activada con una solucion de cloruro de sodio
al 16%. Una vez tratada el agua se verific6 nuevamente el contenido de Ca®"y
Mg?*, con el indicador negro de eriocromo T, donde una coloracién azul resultante

descarta cualitativamente la presencia de estos cationes.
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Figura 19. Resina de intercambio cationico Purolite C-100

Las caracteristicas fisicas y quimicas de la resina empleada, son mostradas
en la tabla 5.

Tabla 5. Propiedades fisicoquimicas de la resina Purolite C-100 P,

Propiedades fisicoquimicas

Grupos funcionales R-SO4
I6n de intercambio Na’
Shipping weight (aproximado) 859 g/l
Hinchazén de Na* a H" o de Ca®* a Na* Maximo 5%
Capacidad de intercambio total en peso 2 eq/L minimo
Temperatura de operacion Méximo 150 °C
Expansién en retrolavado 50 a 70%
Rango de pH para ciclo Na* 6-10
Retenciéon de humedad 44 - 48%
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4.2. Equipos
4.2.1. Tensiometro Superficial.

Para la determinacion de la concentracion micelar critica (CMC) del
surfactante anionico y estabilidad térmica del mismo, se utiliz6 un tensiémetro

superficial marca Dataphysics, modelo DCAT21, que se muestra en la figura 20.

[47]

Figura 20. Tensiometro Dataphysics DCAT21

4.2.2. Tensiobmetro interfacial.

Para la determinacion de las concentraciones Optimas de Aalcali y
surfactante para la mezcla ASP, y para el estudio de los cambios en las
propiedades interfaciales (TIF) por la presencia de agentes tensoactivos, se
empled un tensibmetro de gota giratoria (Spinning Drop Tensiometer), modelo
SVT20, que se muestra en la figura 21 y cuyas especificaciones se describen en la
tabla 6. La temperatura de ensayo corresponde con la temperatura de yacimiento,
(55° +0,5) °C.
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Figura 21. Tensiémetro de gota giratoria (modelo SVT20).

Tabla 6. Especificaciones del tensiémetro de gota giratoria (SVT 20)

Especificacion

Rango de medicion 1x10° a 2x10°® mN/m
Rango de velocidad de rotacion 0-20000 rpm
Resolucion: £ 0,001 rpm
Angulo de inclinacion +10 °C
(Celda de medicién) Resolucion: 0,0023°
Diametro del capilar Externo 12 mm. interno 8 mm

Rango de temperatura -10-130 °C
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4.2.3. Densimetro digital

Antes de medir la tension interfacial es necesario conocer la densidad de
los fluidos (mezcla ASP y crudo), por lo que se empled el densimetro digital

automatico DMA 4500M. En la figura 22 se muestra el equipo.

Figura 22. Densimetro digital automéatico DMA 4500M 14”!

4.2.4. Refractometro digital

El indice de refraccion de las soluciones acuosas se determind a través del

refractdmetro digital automético RX-500a, como se muestra en la figura 23.

Figura 23. Refractémetro digital automéatico RX-500a 17!
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4.2.5. Rebmetro.

Los ensayos reoldgicos del polimero fueron realizados en un redmetro
marca Physica, modelo MCR-300, utilizando la geometria de cilindros
concéntricos, CC-27, ya que éste, proporciona a la solucion polimérica un
movimiento rotacional en el espacio intersticial de dos cilindros concéntricos que
giran a diferente velocidad (normalmente uno fijo y otro mévil) y la temperatura de

ensayo corresponde con la temperatura de yacimiento, 55° C (figura 24).

Figura 24. Redmetro Physica, MCR-300.
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4.3. Metodologia experimental.

La metodologia experimental de este estudio se encuentra divida en tres
partes: la primera, fue destinada para determinar las concentraciones optimas de
alcali, surfactante y polimero para la mezcla (ASP). La segunda, se dedico a
realizar una prueba de desplazamiento roca-fluido para confirmar que las
concentraciones determinadas en la primera parte, pueden aumentar el factor de
recobro de un crudo del occidente del pais, y en la tercera parte se determiné la
adsorcion de los componentes de la formulacién ASP en el medio poroso a partir

de los efluentes acuosos de las pruebas de desplazamiento roca-fluido.

Parte |. Determinacion de las concentraciones Optima de alcali, surfactante y

polimero para la mezcla (ASP).

1.4.3.1. Procedimiento experimental para la determinacién de la

concentracion del surfactante.

Para determinar la concentracién micelar critica (CMC), se realizaron
mediciones de tensién superficial en las soluciones de surfactantes por el método
de la placa de Wilhelmy, en dichas medidas se hicieron barridos de concentracion
de surfactantes, preparados por diluciones sucesivas a partir de una solucién

madre 1“7,

Se utilizé un surfactante anionico, de la familia de los sulfonato de petréleo.

La metodologia que se utilizé es indicada en la figura 25.
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- Se preparé una solucion de 1000 ppm del surfactante anidnico)
y a partir de esta solucion se realizaron diluciones de 36 a 800

ppm. )

~
+ Se midieron las tensiones superficiales agua/aire de cada una
de las soluciones a 25 °C, hasta alcanzar el equilibrio con agua

a la salinidad del yacimiento.
7

_ _ s _ N

+ Se graficaron las tensiones superficiales en funcion del

logaritmo de la concentracion del surfactante, para determinar
la CMC.

J

+ Se realizaron pruebas de comportamiento de fase (1,3,6,9,12)
veces la CMC, con una relacion de fases igual a 1 (w/o=1).

v

N

+ Se midieron las tensiones interfaciales crudo/agua de cada una
de las soluciones realizadas en el punto 4, a |la temperatura de
yacimiento (55 °C).

» Se determind la concentracion 6ptima del surfactante.

>

~

+ Se evaludo la estabilidad de la concentracion optima del
surfactante a la temperatura del yacimiento 55 °C.

S

v
\
\
;
Y

Figura 25. Procedimiento experimental para la determinacion de la CMC.

En el punto 2, las soluciones fueron evaluadas a 25°C, con la finalidad de
observar la variacion de la tension superficial en funcion de la concentracion.
Luego, las muestras acuosas de surfactantes se dejaron 3 horas en equilibrio

antes de medirlas en el equipo Dataphysics 7).

Una vez determinado el valor de la CMC, las soluciones preparadas en el
punto 4, fueron colocadas en botellas con crudo en igual proporcion y luego en un

horno a la temperatura del yacimiento 55°C por tres dias. Posteriormente se les
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midio las tensiones interfaciales, para seleccionar, el mejor valor de tensidn
interfacial (ultra baja).

Finalmente, determinada la concentracidén 6ptima del surfactante, se evalué
la estabilidad térmica, la cual consistio, en colocar en un horno a la temperatura
del yacimiento 55 °C, cuatro soluciones de concentracién Optima y ser medidas
una por semana para estudiar la tension superficial y por consiguiente la
estabilidad.

1.4.3.2. Procedimiento experimental para la determinacion de Ila

concentracion del alcali.

Para determinar la concentracion del alcali, se siguio la siguiente metodologia.

N
* Se preparé una solucién madre de 20000 ppm de un alcali y a
partir de esta solucion se realizaron diluciones sucesivas de 250

a 17500 ppm.
J

N

* Se realizaron pruebas de comportamiento de fase de cada una
de las soluciones, con una relacion de fase igual a 1 (w/o=1).

J

~\

+ Se midieron las tensiones interfaciales de cada una de las
soluciones.

J

~\

- Se determind la concentracion éptima del alcali.

Figura 26. Procedimiento experimental para la determinacion de la

concentraciéon del alcali.
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Se realizaron barridos de 250 a 17500 ppm de alcali, con la finalidad de
observar la variacion de la tension interfacial respecto al cambio de concentracion.
Para ello, se prepararon sistemas bifasicos crudo/soluciones acuosas de alcali en
tubos hidroneumaticos, con una relacion de fases igual a 1 (W/O = 1), es decir, 10
ml de alcali y 10 ml de crudo, los cuales permanecieron por tres dias de equilibrio

en un horno a la temperatura del yacimiento 55°C, para posteriormente determinar

la tensiones interfaciales, como se muestra en la figura 27 71,

Figura 27. Comportamiento de fase de sistemas bifasicos crudo/alcali "}

Los sistemas que se midieron por TIF se construyeron siguiendo la misma
metodologia de las pruebas de comportamiento de fase. Luego se extrajeron
alicuotas de las fases de cada sistema y se les midio los indices de refraccion
(solo a la fase acuosa) y las densidades de fases acuosa y organica, dichos

valores fueron introducidos en el software del tensiometro de gota giratoria como
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paradmetros operacionales empleados en el calculo y correlacion que usa el equipo

para las mediciones de TIF, con el tensibmetro de gota giratoria SVT20N.

1.4.3.3. Procedimiento experimental para la determinacién de la

concentracion de polimero.

Para la determinacion de la concentracibn de polimero requerida para
proveer control de movilidad durante el desplazamiento de crudo, se realizaron
pruebas de desplazamiento. Estas pruebas fueron realizadas en un equipo como

se muestra en la figura 28.
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Figura 28. Representacion esquematica del equipo de desplazamiento utilizado

para determinar la concentracion de polimero

Las pruebas de desplazamiento se llevaron a cabo en nucleos de Berea de
la marca Berea Sandstone provistos por la compafia Cleveland Quarries y cuya

composicién quimica se muestra a continuacion.
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Tabla 7. Composicién quimica de los nicleos de berea *?

Compuesto quimico Contenido, %

Silice, Sio 93,13
Alumina, Al;0O3 3,86
Oxido Férrico, Fe,03 0,11
Oxido Ferroso, FeO 0,54
Oxido de Magnesio, MgO 0,25
Oxido de Calcio, CaO 0,10

En este caso, la seleccion del nacleo de Berea se realizo por ensayo y error
midiendo las propiedades petrofisicas de varios tapones, con la finalidad de utilizar
un medio poroso con permeabilidad similar a la permeabilidad de la zona de
interés. El procedimiento utilizado para realizar las pruebas de desplazamiento se

describe a continuacion 7 :

1. Fue cortado un tapén de 10 cm de la Berea, introducido dentro de una
celda de desplazamiento y le fue aplicada una presion de confinamiento de
1600 Lpc.

2. Fue medida la permeabilidad absoluta al aire y el volumen poroso del tap6n
de ndcleo.

3. La celda fue conectada al resto del equipo de desplazamiento y el regulador
de contrapresion colocado en 500 Lpc.

4. Se desplaz6 agua de formacion a través del tapon del nucleo a tasas de 1,
2, 3,4y 5 mL/min. Se espero estabilizacion del diferencial de presion para
cada tasa y la permeabilidad absoluta al agua de formacion fue calculada
mediante la ecuacion de Darcy.

5. Se elevo la temperatura del horno a 55 °C.

6. Una vez alcanzada la temperatura del yacimiento, se inicié un proceso de

drenaje del agua desplazando con petroleo muerto a una tasa de 0,2
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mL/min hasta que ceso la produccion de agua y se alcanzo la saturacion de

agua critica (Swc). El volumen de agua desplazado fue medido para

calcular saturacion de agua inicial (Swi) y petroleo original en sitio (POES).

Se esper( estabilizacion de los diferenciales de presion a 0,2 mL/min y a

tasas de 0,4; 0,6; 0,8 y 1 mL/min y se calculé la permeabilidad efectiva al
petréleo.

7. Se simuld un proceso de inyeccion de agua desplazando con agua de
inyeccion a una tasa de 0,2 mL/min hasta alcanzar la saturacion residual de
petréleo (Srow). Los volumenes de petréleo producido fueron cuantificados
para realizar los calculos de factor de recobro mediante inyeccion de agua
(FRw). La tasa de inyeccion fue variada de 0,2 a 0,4; 0,6; 0,8 y 1 mL/min y
los diferenciales de presion estabilizados fueron documentados para
calcular la permeabilidad relativa al agua (Krw) y los factores de resistencia.

8. Fueron inyectados dos volumenes porosos (2 VP) de una solucion de
poliacrilamida parcialmente hidrolizada a una concentracién de 2500 mg/L.
Fue monitoreado el diferencial de presion durante el proceso de inyeccién

para realizar célculos de recuperacion de petroleo.

El procedimiento fue repetido tres veces desplazando en el paso numero 8 con

concentraciones de polimero de 2100 mg/L, 1500 mg/L y 1000 mg/L 2

1.4.3.4. Comportamiento reoldgico del polimero.

Se preparé 10 soluciones de la poliacrilamida parcialmente hidrolizada a la
concentracion éptima determinada en agua suavizada del lago de Maracaibo. Las
soluciones preparadas fueron colocadas en botellas selladas y en un horno a una
temperatura de 55 °C. Posteriormente, fueron evaluadas una semanalmente para
establecer su comportamiento viscoso a través del tiempo.

A estas soluciones poliméricas se les agregé 52,5 ppm de un estabilizante,

ya que en estudios anteriores con muestras de polimero similares, demostraron
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gue existia una reduccion considerable de la viscosidad de las soluciones cuando

eran sometidas a temperatura a través del tiempo.

Finalmente, fueron medidas en el redbmetro para evaluar la estabilidad del

polimero con respecto al tiempo y a la temperatura.
Parte Il. Prueba Coreflood o de desplazamiento roca-fluido.

Con las pruebas coreflood o de desplazamiento es posible la masificacién de
la tecnologia de recuperacion mejorada en los yacimientos y con ello prolongar la

vida productiva de los mismos.

Las investigaciones realizadas para el proyecto piloto de inyeccion ASP
tienen como finalidad proponer formulaciones adecuadas que permitan lograr el
incremento del factor de recobro esperado con esta tecnologia ®¢. En la figura

29 se muestra un esquema del equipo de desplazamiento empleado.

Inyeccion Traductor
—p» de presion

Petrdleo

Figura 29. Esquema del sistema de desplazamiento roca-fluido empleado en la
formulacion ASP.
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11.4.3.1. Metodologia de pruebas de desplazamiento.

Para realizar una prueba de desplazamiento es necesario seguir una serie
de pasos que permitan adecuar el nucleo a condiciones semejantes a las de
yacimientos, para asi obtener resultados representativos. A continuacion se

describen la metodologia llevada a cabo en las pruebas del presente estudio =°';

a) Empaque o preparacion del nucleo

Se utilizaron nucleos de berea, de permeabilidad similar a la del yacimiento
candidato. Estos fueron recubiertos con un material Termo-encogible (figura 30 y
31), que por sus caracteristicas deformables y completa adherencia a la roca y los
topes de inyeccion, evita la formacion de canales preferenciales en las paredes del
ndacleo y dicho empaque. El conjunto compuesto por el nucleo y topes, es
colocado dentro de una manga de viton (figura 32), para dar mas robustez al
conjunto tope- nucleo, finalmente todo es colocado dentro de una celda porta
ndcleo tipo Hassler, cuyo espacio anular es ocupado por agua y que servira a su
vez para aplicar presion alrededor del nucleo (presion de confinamiento),
simulando la presion de sobre carga que existe en la profundidad de la arena del

yacimiento. La presién aplicada en este caso fue de 1600 Ipc.

Figura 30.Empacado del nlcleo de berea con un Figura 31. Empacado por ajuste
cilindro de termo-encogible térmico del termo-encogible.
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Figura 32. Manga protectora del ndcleo

b) Montaje del nacleo
Una vez empacado el nacleo y colocado dentro de la celda de confinamiento a

la presion de confinamiento (1600 Ipc), es expuesto a presion de vacio con el fin
de realizar las estimaciones del volumen poroso (VP), esto se hace midiendo la
cantidad de agua de formacion que absorbe el nacleo. Por dltimo se introduce en

el horno para luego iniciar el desplazamiento de los fluidos ¥ (figura 33).

Figura 33. Celda instalada en el horno
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c) Proceso de desplazamiento
Posteriormente, una vez que el nucleo es colocado en el horno, se ajustan las
condiciones de temperatura y presion, se estima la permeabilidad absoluta al agua

y se procede a realizar las siguientes secuencias de desplazamiento ¢

e Desplazamiento crudo/agua (drenaje — célculo del POES).

Se inicia el proceso de drenaje de la fase mojante. Para esto, se comienza a
inyectar crudo a una tasa de 0.1 ml/min, de manera tal de hacer el desplazamiento
lo mas homogéneo posible. El agua desplazada es recolectada para efectuar los
balances de masas y posterior calculo del factor de recobro. Se inyecta petréleo
hasta obtener la saturacion irreducible de agua de formacién que alcance el
nacleo; por balance volumétrico la cantidad de petréleo que entra al nucleo es
igual a la cantidad de agua desplazada y de esta forma se obtiene el petréleo
original en sito (POES). A su vez se calcula la permeabilidad efectiva al crudo a
saturacion de agua irreducible. El nucleo es dejado en esta condicion por un
tiempo prolongado con el fin de que los fluidos interactien entre ellos y con el
medio poroso para que alcancen un equilibrio de fases, esto se denomina

restauracion o afiejamiento del nucleo.

e Desplazamiento agua/crudo (imbibicion — recobro con agua (RA))

En esta etapa se simula un proceso de inyeccion de agua para desplazar el
petréleo contenido en el nucleo, es importante cuantificar bien la produccién para
estimar el recobro en esta etapa primaria del proceso. Asi mismo una vez llegado
a saturacion de petroleo residual se estima la permeabilidad efectiva al agua.

El recobro con agua se estima por medio de la siguiente ecuacion:

Volumen de petrileo desplazado con agua
RA = P P g (Ec. 2)
POES
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e Desplazamiento ASP/Petroleo-Agua (proceso de recobro mejorado (RQ))
Finalmente, al proceso de desplazamiento con agua comienza la inyeccion de
quimicos, primero se inyecta cierta cantidad de mezcla ASP en una proporcién
previamente determinada de 0,3 VP (volumen poroso), seguido de una cantidad
de polimero también en cantidad proporcional a 0,3 VP. Por ultimo, se continda
inyectando agua detras del polimero y se recolectan los efluentes para evaluar los
recobros adicionales obtenidos con la inyeccién del quimico. La ecuacion para

estimar el recobro en esta fase del desplazamiento se presenta a continuacion:

__ Volumen de petroleo desplazado con ASP

RQ = POES (Ec. 3)

Parte Ill. Cuantificacién de los componentes de la formulacién ASP en el

medio poroso a partir de los efluentes acuosos.

Las pruebas de desplazamiento roca-fluido son utilizadas también para la
determinaciéon del grado de adsorciéon de cada uno de los componentes de la
formulacion (ASP) en la roca, a través del analisis de los efluentes obtenidos
(figura 34).

Figura 34. Efluentes obtenidos de las pruebas de desplazamiento roca-fluido.
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Los métodos utilizados para la cuantificacion de los componentes de la

formulacion (ASP), obtenidos de las pruebas de desplazamiento se describen a

continuacion..

111.4.3.1. Cuantificacién del alcali en los efluentes.

Se realiz6 una titulacién potenciométrica para determinar la concentracion de

alcali adsorbido en la berea. Para ello, se llevé a cabo el siguiente procedimiento

[53].

Se preparo una solucion de HCl de 0,01 M y se estandarizé con Na,COs,
Se calibré el pH-metro con las soluciones buffer de pH 7y 4.

Se coloc6 en un beaker un agitador magnético para que la solucion
estuviese agitada constantemente durante la titulacion y se le agregé 10 ml
de la solucién a titular (alcali), hasta que el pH-metro registrara el valor.
Finalmente, se agregd volumenes de HCI (con una bureta), hasta que el
pH-metro estabiliz6 la lectura, de manera que se neutralizara toda la base.

Se realiz6 por triplicado.

111.4.3.2. Cuantificaciéon del surfactante en los efluentes.

Para determinar el porcentaje de adsorcion del surfactante anidnico sobre la

berea, se empled el método ASTM D 304-89 (2003), conocido como el método de

la Hyamine 1.

Se siguio la metodologia mostrada a continuacion.

Se preparé un litro de una solucion de Hyamine 1622 a 0,002 mol/L,
agregandole 0,2 mL de NaOH al 50%, la cual, sé diluyo hasta llevarla a
una concentracion de 0,0002 mol/L.

La Hyamine se estandariz6 con una solucion de lauril sulfato sodico 0,01
mol/L, esto se hizo colocando 25 ml de lauril sulfato de sodio en un cilindro
graduado de 100 mL, 15 mL de Cloroformo y 10 mL de indicador acido. La
Hyamine se agregd poco a poco, agitando fuertemente la solucion de lauril

sulfato, después de cada adicion para lograr la extraccion del complejo
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coloreado hacia la fase organica; se agregé Hyamine hasta que la
coloracion de la fase oleica cambio de rosado fuerte a un color ligeramente

azul, como se puede observar en la figura 35.

Figura 35. Variacion de la coloracion durante la titulacion con Hyamine 1622

e Para determinar la concentracion del surfactante aniénico en los efluentes,
se sigui6é un procedimiento similar al empleado en la estandarizacién de la
Hyamine. Se titul6 por triplicado 25 mL del efluente acuoso (que contenia el

surfactante anionico) con la solucién de Hyamine 1622 a 0,0002M.

[11.4.3.2.1. Preparacion del indicador acido

Se pesaron 0.5 g de dimidium bromide el cual fue disuelto en 50 mL de una

solucién de etanol al 10 % caliente. (solucién A).

Se pesaron 0.25 g de Ddsulphine blue VN el cual fue disuelto en 50 mL de
una solucion de etanol al 10 %. (solucién B).

Ambas soluciones, A y B, fueron transferidas a un balén de 250 mL y se

enrasaron con agua destilada. (indicador mixto).
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Con el indicador mixto se preparé el indicador acido, afiadiendo a un matraz
aforado de 1 litro, 40 ml de indicador mixto y 40 ml de acido sulfarico a 2,5 M,

enrasado con agua destilada !*¥

[11.4.3.3. Cuantificacion del polimero en los efluentes.

La cuantificacion del polimero en los efluentes, fue realizada a través del

método del blanqueador. Para ello, se llevé a cabo el siguiente procedimiento '

e En un balén aforado de 250 ml, se agreg6 15 ml de acido acético glaciar y
65 ml de hipoclorito de sodio, y se enrazd con agua destilada (Solucién A).

e Se filtr6 la solucién de polimero a estudiar a través de membranas de 5
micras. Se ha encontrado que las membranas mas finas de 5 micras puede,
en algunos casos, retener el polimero.

e Se pesd 5 g de la solucion de polimero filtrada del paso anterior en un
frasco limpio con tapon.

e Se afiadi6 la Solucién A para obtener un peso total (muestra mas solucion)
de 9,59 y se mezclé suavemente por 3 minutos. Se recomienda ser lo mas
constante posible en cuanto al tiempo y evitar la agitacién brusca, ya que
puede flocular los productos de la reaccion.

e Se transfirié la mezcla a la celda de cuarzo y se midi6 la absorbancia en el
equipo UV-visible de doble haz, a una longitud de onda de 470 nm.



V. DISCUSION DE RESULTADOS

5.1. Pruebas de compatibilidad de fluidos

Previo a la inyeccion de fluidos al yacimiento, deben conocerse primero las
interacciones de tipo fisicoquimico que pueden ocurrir entre los fluidos ingresados

y aquellos propios de la formacion.

Los estudios realizados con anterioridad sobre compatibilidad fluido-fluido,
evidencian que las durezas del agua del lago de Maracaibo (ALM) representada
en los iones calcio, magnesio y en menor proporcion hierro, aluminio y otros
metales, modifican la funcionalidad de la mezcla ASP. La afirmacion anterior se
basa en el hecho de que en una aplicacibn ASP los cationes divalentes
interactian con el surfactante generando sulfonato de calcio y magnesio poco
solubles que precipitan, con lo que se pierde parte de la concentracién
inicialmente inyectada del surfactante. Por otra parte, los iones carbonatos
incorporados en el sistema con la presencia del alcali igualmente forman sales
poco solubles de los iones Ca?* y Mg?, y ademas los polimeros sufren
degradacion quimica cuando interaccionan con estos cationes divalentes, ya que,
el grupo amida de las poliacrilamidas experimenta hidrolisis para transformarse en
grupos de acrilatos y cuando la fracciébn de estos acrilatos crece los polimeros

precipitan % °¢!.

Estas publicaciones % *°

, han demostrado que la dureza del agua a
emplear para la preparacion de la formulacion ASP, debe poseer una dureza total
menor a 10 mg/L, es decir, un agua muy blanda, con el fin de evitar
precipitaciones que pudieran obstruir los poros de la formacién y efectos no
deseados sobre el comportamiento de la mezcla ASP. La clasificacion del agua

segun su dureza se muestra a continuacion:
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Tabla 8. Clasificacién del agua segtn su dureza .

Clasificacion del agua Dureza general en mg/L
Muy blanda 0-70
Blanda 70-140
Moderadamente dura 140-210
Agua dura 210-320
Muy dura > 320

Para calcular el valor de la dureza total del agua del Lago de Maracaibo

(ALM), tendremos que, seglin su composicién de Ca** y Mg?":

Ca®* 41,3 ppm = 1,0325 x 10 mol/ L
Mg** 128 ppm = 5,267 x 10 mol/ L

Dureza (mg CaCOs/L) = (1,0325 x 10 + 5,267 x 10®) mol/L* 100 g/mol*1000 mg/g
Dureza = 629,95 mg/L =629,95 ppm

El valor calculado de la dureza del agua del Lago de Maracaibo es entonces
de 629,95 ppm y de acuerdo a la tabla 8, el ALM se encuentra dentro de la
clasificacion de un agua muy dura, por lo que las concentraciones iniciales de las
especies i6nicas de Ca* y Mg?" sobrepasan los niveles deseados para la
disolucion de una mezcla ASP. Para asegurar la actividad tensoactiva del
surfactante dentro de la mezcla ASP y que éste y el alcali no formen sales
insolubles de Ca* y Mg®*" vy el polimero no se degrade quimicamente, debe
minimizarse la concentracion de estos iones divalentes a concentraciones no
mayores a 10 ppm y por esto fue necesario suavizar el agua de preparacion de la

formulacion antes de la adicion de los componentes.
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Parte |. Determinacion de las concentraciones optima de alcali, surfactante y

polimero parala mezcla (ASP).

|.5.1. Determinacién de la concentracion del surfactante.

El tensoactivo escogido para este estudio fue un surfactante aniénico, un
sulfonato de petréleo. Para la seleccion de este surfactante, fueron considerados
muchos aspectos relacionados con el yacimiento de interés como la temperatura y
presidon del yacimiento, la composicion del agua de formacion y las caracteristicas
del crudo a recuperar. El aspecto econémico también fue considerado, ya que,
actualmente es una de las mayores limitaciones para el uso de surfactantes en

recuperacion mejorada.

Una vez seleccionado el surfactante, se determin6 la concentraciéon micelar
critica (CMC), con objeto de establecer la concentraciébn minima a utilizar que

garantice la formacion de micelas y que solubilicen el crudo en la fase acuosa.

Empleando un equipo marca Dataphysics con placa Wilhelmy, se determiné
la CMC del surfactante anidnico, mediante la preparacion de soluciones a
diferentes concentraciones de surfactante en agua suavizada del Lago de
Maracaibo (ALMS), a las cuales se les midié la tension superficial, que es la fuerza
de atraccion entre las fases liquido-aire. Este parametro (CMC), se hace constante
cuando las moléculas de surfactante han saturado la interfase y comienzan a
agregarse en micelas. En la tabla 9 se muestran los valores de tension superficial

obtenidos para las distintas concentraciones de surfactante evaluadas.
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Tabla 9. Valores de tension superficial para diferentes concentraciones del

surfactante aniénico.

Concentracion del Tension superficial (mN/m)

surfactante aniénico (ppm)

24,32
36,48
50,67
74,98
99,30
149,97
174,29
200,63
800,51
1013,30

27,942
27,989
27,731
27,731
27,654
27,595
27,493
27,449
27,445
27,443

Se muestra que para la especie tensoactiva, la tension superficial disminuye

con el incremento de la concentracién, este comportamiento se debe a que hay

una mayor migracion de las moléculas de surfactante que van hacia la superficie

liguido-aire, lo que origina una mayor adsorcion molecular en la superficie

agua/aire, originando la disminucién en la tensién superficial.

Cuando una especie es tensoactiva, se debe observar una disminucion en

la tension superficial con el incremento de la concentracion del surfactante hasta

alcanzar una concentraciéon en la que los cambios en la tensibn son muy

pequeiios o nulos con el posterior incremento del surfactante (CMC) como se

muestra en la figura 36.
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Determinacion de la CMC

S
=
b
E
2]
[

4,00 4,50 5,00 5,50 6,00 6,50 7,00 7,50
Ln C (ppm)

Figura 36. Determinacion de la concentracion micelar critica (CMC)

En la figura 36 se puede observar que el valor de la CMC del surfactante
aniénico empleado es de 232 ppm aproximadamente, a partir de la cual la tensién

superficial no experimenta un mayor descenso, como se muestra en la tabla 9.

Esta determinacion de la CMC del surfactante fue realizada en la interfase
agua/aire, a 25 °C. Este tipo de evaluacion permite determinar de forma répida la

tensoactividad de muestras de surfactantes.

Una vez determinada la CMC del surfactante anidnico, se procedidé a
determinar la concentracion Optima de surfactante a emplear en la formulacién
(ASP). Para ello, se elabor6 una matriz de ensayos donde se involucraron
medidas correspondientes a cinco soluciones que contienen las concentraciones
de tres veces la CMC, seis veces la CMC, nueve veces la CMC y doce veces la
CMC. Con estas soluciones se realizaron pruebas de comportamientos de fase

con crudo/agua con surfactante.
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Se prepararon sistemas bifasicos crudo/agua con surfactante en diferentes
concentraciones, con una relacion de fases igual a 1, es decir 20 mL de crudo
y 20 mL de surfactante, los cuales permanecieron tres dias en un horno a la
temperatura del yacimiento (55°C), con el fin de garantizar el equilibrio
guimico entre las especies. Para ello, se emplearon envases pyrex con tapa

(resistentes a altas presiones), para evitar la evaporacion de los liquidos. En

la figura 37 se muestra las soluciones preparadas.

Figura 37. Sistemas bifasicos crudo/agua con surfactante.

Como se observa en la figura 37, el contacto del crudo con soluciones
acuosas de distintas concentraciones de surfactante no ha revelado indicios de
posible emulsificaciéon espontdnea, ya que la fase acuosa ha permanecido casi
invariable, solo se tiene una ligera coloracién en la solucién de 232 ppm (1CMC).
Al agitar un poco las soluciones se observo que el crudo tiene mayor movilidad,
esto indica que la tension interfacial ha bajado y con el fin de obtener datos
cuantitativos se procedio a realizar medidas de TIF.

El propésito de realizar estos sistemas bifasicos, comportamiento en el cual
se obtiene un equilibrio entre una fase acuosa y una fase organica (crudo) y que
generalmente se produce una emulsion cuando se agita el sistema, es que los
surfactantes disminuyen mas facilmente la tension en una interfase crudo/agua
gue en una interfase agua/aire, esto es debido a la mayor espontaneidad que tiene
el tensoactivo al satisfacer su doble afinidad en la primera interfase °”). Es por ello,
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gue se midié las tensiones interfaciales crudo/agua de cada uno de los sistemas,
ya que la actividad interfacial del surfactante en contacto con el crudo, permite

predecir la capacidad de este agente tensoactivo para movilizar el crudo atrapado.

Los resultados obtenidos en las determinaciones de tension interfacial

crudo/agua para cada uno de los sistemas propuestos se presentan en la tabla 10.

Es importante destacar, que todas las mediciones se realizaron por
triplicado para evaluar la reproducibilidad de las medidas, manteniendo las
condiciones lo mas semejante posible. Adicionalmente, la temperatura se mantuvo
constante (55°C) y el tiempo de duracion para cada uno de los experimentos fue
de 30 minutos.

Tabla 10. Valores de TIF crudo/agua variando la concentracion de surfactante.

Sistemas T.I.F. T.I.F. T.I.F. (X + SD) mN/m
crudo/surfactante (mN/m) (mN/m) (mN/m)
1 CMC= 232 ppm 0,006 0,006 0,005 (0,006 + 0,001)
3 CMC= 696 ppm 0,006 0,005 0,006 (0,006 + 0,001)
6 CMC= 1392 ppm 0,007 0,006 0,006 (0,006 + 0,001)
9 CMC= 2088 ppm 0,007 0,006 0,007 (0,007 + 0,001)
12 CMC= 2784 ppm 0,006 0,008 0,007 (0,007 £ 0,001)

Con este ensayo se demostrd que existe repetitividad en los resultados de
T.I.F., siempre y cuando se mantengan las condiciones de medicion lo mas similar
posible. En la figura 38, se muestran los cambios de tensién interfacial crudo/agua

en funcién del aumento de la concentracion de surfactante.
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Barrido de concentracion del surfactante aniénico
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Figura 38. Tension interfacial crudo/agua en funcién del surfactante anionico.

De acuerdo a los resultados de la tabla 10, se observa que las tensiones
interfaciales no varian significativamente cuando las concentraciones sobrepasan
el valor de la CMC del surfactante; en otros términos, se puede decir que un

exceso de micelas no cambia significativamente la actividad interfacial crudo/agua.

Por encima del valor de la CMC, toda molécula adicional de surfactante se
incorpora dentro de las micelas, y la concentracion de surfactante en estado
molecular "monomérico” o no asociado, queda practicamente constante como se
muestra en la figura 38, es decir, que la actividad tensoactiva es casi constante.
Sin embargo, se debe destacar que el equilibrio monémero-micela es de tipo
dindmico, es decir, que existe un intercambio permanente de moléculas entre las

micelas y la fase acuosa °”.

Finalmente, para determinar la concentracion oOptima del surfactante
aniénico, es necesario conocer la concentracion optima del alcali a emplear, ya
gue es indispensable realizar un barrido de Aalcali, manteniendo fija esta

concentracion y variando las concentraciones de surfactantes (3, 6, 9,12) veces la
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CMC, para seleccionar la mejor relacion. Esto es debido, a que el barrido de
concentraciones de surfactantes, origind valores de tensiones interfaciales
similares, por lo que no se puede determinar la concentracion ideal para ser

empleada en la formulaciéon ASP.

|.5.2. Determinacion de la concentracion de alcali.

Para la determinacion de la concentracion Optima de élcali a emplear en la
formulacion ASP, se realizaron pruebas de comportamiento de fase. Las pruebas
de emulsificacion espontanea como también se les conoce, permiten percibir de
manera cualitativa el comportamiento interfacial del sistema mediante la
observacion de los cambios experimentados por las fases del mismo, comparados

con un sistema de referencia el cual no contiene el aditivo alcalino 2.

A estas pruebas se les realiz6 un seguimiento diariamente durante la
primera semana, luego semanalmente durante un mes y finalmente cada 15 dias
hasta la culminacién de la prueba dos meses mas tarde, todo esto con el objetivo
de detectar la zona de tensiones ultra bajas en los diferentes sistemas evidenciada

por la emulsificacion de la fase acuosa.

El alcali utilizado en este trabajo fue seleccionado por su alta activacion de
los surfactantes naturales del crudo en estudio, y por la factibilidad de generar

cierta reduccion en la viscosidad de la fase de crudo ®°.

El barrido de concentracion de alcali utilizado estad dentro de un rango de
250 a 20000 ppm, como se puede apreciar en la figura 39. Se realizdé un barrido
de concentraciones lo mas amplio posible, para detectar aquellas concentraciones

en donde la actividad interfacial mostrara mayor eficiencia.
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Figura 39. Pruebas de comportamiento de fase en sistemas crudo/agua a 55°C y 24

horas de equilibrio, variando la concentracion de alcali.

En la figura 39 se observa que la concentracion aumenta de derecha a
izquierda (500, 750, 1000, 1250, 1500, 1750, 2500, 5000, 7500, 10000, 12500,
15000,17500 y 20000) ppm.

El comportamiento de la figura 39 se mantuvo desde el inicio de la prueba
hasta dos meses después, lo que indica estabilidad de los componentes usados
en la formulacion (ausencia de precipitados y degradacion).

Al observar detalladamente la figura 39, se nota que las muestras de

concentracion de 500, 750, 1000 y 1250 ppm mantienen su fase acuosa incolora y
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transparente considerandose asi, que no tienen una actividad interfacial
pronunciada a esa concentracion del aditivo alcalino. En cuanto al comportamiento
de fases su apariencia corresponde a un comportamiento de fase tipo (Il), donde
existen dos capas, una organica en el tope y una acuosa en el fondo. No se
observa coloracion en la fase acuosa y el volumen de ambas fases se mantuvo

inalterable 8,

Las muestras de concentraciones de alcali 1500, 1750, 2500 y 5000 ppm
presentan un comportamiento de fase tipo (II"), donde la capa organica esta en el
tope y la acuosa en el fondo. La fase acuosa esta coloreada, lo que indica que el
alcali ha estimulado la ionizacién de los acidos grasos del crudo y estos estan
presentes en la fase acuosa. Se considera que en esta fase la tensién interfacial

ha disminuido un poco en comparacién con la fase (11) #2.

Finalmente, las muestras restantes de concentraciones de alcali de 7500,
10000, 12500, 15000,17500 y 20000 ppm presentan un comportamiento de fase
tipo (lll), donde existen tres 0 mas capas, una acuosa en el fondo, una capa
emulsificada en el medio y una capa organica en el tope. La actividad interfacial es
mas pronunciada en esta fase, ya que se caracterizan por presentar una fuerte
coloracion y turbidez en la fase acuosa, indicando que la tension interfacial ha
disminuido hasta valores tan bajos que se observa la formacién espontanea de
emulsiones o la miscibilidad de ciertos componentes del crudo en la fase

acuosal®,

Para determinar la actividad interfacial que ocurre en cada una de las fases
descritas anteriormente y fijar la concentracion de alcali adecuada para ser
empleada en la formulacion, se procedido a medir las tensiones interfaciales de
cada uno de los sistemas binarios. Los resultados obtenidos en las

determinaciones de tension interfacial se presentan en la tabla 11.
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realizaron por triplicado para evaluar la

reproducibilidad de las medidas, manteniendo las condiciones de la medicion

constantes. Adicionalmente, la temperatura se mantuvo constante (55°C) y el

tiempo de duracién para cada uno de los experimentos fue de 30 minutos.

Tabla 11. Valores de TIF crudo/agua, variando la concentracién de alcali

Concentracion de

alcali (ppm)

T.I.F.
(mN/m)

T.I.F.
(mN/m)

X'+ SD) mN/m
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500

750

1000

1250

1500

1750

2500

5000

7500

10000

12500

15000

17500

20000

6,084
5,695
4,672
4,001
3,111
2,546
0,004
0,003
0,003

ND (ultra baja)

ND (ultra baja)

ND (ultra baja)
0,085

0,095

6,081
5,697
4,670
3,998
3,109
2,544
0,003
0,003
0,002

ND (ultra baja)

ND (ultra baja)

ND (ultra baja)
0,085

0,096

6,083
5,696
4,673
3,999
3,110
2,544
0,004
0,004
0,002

ND (ultra baja)

ND (ultra baja)

ND (ultra baja)
0,084

0,094

(6,083 + 0,002)
(5,696 + 0,001)
(4,672 + 0,002)
(3,999 £ 0,002)
(3,110 £ 0,001)
(2,545 £ 0,001)
(0,004 + 0,001)
(0,003 + 0,001)
(0,002 + 0,001)
ND (ultra baja)
ND (ultra baja)
ND (ultra baja)
(0,085 + 0,001)

(0,095 + 0,001)

ND (ultra baja): No se pudo determinar en el equipo ya que la tension interfacial

esta en el orden de 10™ mN/m, es decir, la tensién es ultra baja.

A partir de las concentraciones de alcali 2500 a 20000 ppm se determind la

tensién interfacial sin equilibrio, es decir, no se colocaron en el horno, ya que la
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fase acuosa presentaba un oscurecimiento, el cual se mantuvo desde el inicio de

las pruebas hasta el final de los dos meses.

Como podemos apreciar tanto en la tabla 11, a medida que aumenta la
concentracion de alcali la tension interfacial descienden, esto es debido al
comportamiento de fase que presentaron en las pruebas de emulsificacion
espontanea. Se observa también, que para el rango de concentraciones de alcali
de 10000-15000 ppm se alcanzan valores ultra bajos de tension interfacial 10™
mN/m, ideales para establecer condiciones propicias al incremento del recobro de

petréleo y dichos valores permiten en teoria movilizar el crudo en el medio poroso.

Otro parametro a considerar, es el contenido acido del crudo, estudios
realizados con anterioridad sobre las condiciones que debe tener un alcali para
gue sea considerado como un agente generador de surfactantes activos, es que el
numero acido del crudo debe tener un valor minimo de 0,5 mg KOH/g de crudo
para que pueda tener un efecto importante y ser considerado en un proceso de
recuperacion mejorada ®®. Como se observa en la tabla 2, el valor del nimero
acido del crudo es 1,81 mg KOH/g crudo, el cual es mayor de 0,5 mg KOH/g de
crudo, lo que significa que el alcali activd las moléculas acidas del crudo, los
cuales han sido llamados surfactantes naturales por poseer propiedades

tensoactivas.

Dado lo anterior, los crudos con altos numeros acidos (> 0,5 mg KOH/g
crudo) representan los mejores candidatos para el desarrollo de métodos de
recuperacion con aditivos alcalinos, ya que los surfactantes naturales que se
pueden activar contribuirdn a disminuir las tensiones interfaciales en el medio

poroso y asi mejorar la movilidad de crudo en la formacion ®*.

Finalmente, para determinar que concentracién de &lcali es la adecuada
para ser empleada en la formulacion ASP, se enfocdé en el rango de

concentraciones de 10000-15000 ppm de alcali, donde las tensiones interfaciales
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fueron ultra bajas, en el orden de 10* mN/m. Se escogi6 la concentracién de

10000 ppm como la concentracion éptima de alcali para la formulacion ASP. El

motivo de emplear la solucion alcalina de 10000 ppm, se debe a que se considera

que concentraciones superiores a este valor incrementa innecesariamente los

costos del proceso de recuperacion mejorada. Ademas, si con una concentracion

de 10000 ppm de élcali se obtiene tensiones ultra bajas, no es necesario emplear
mas aditivo alcalino.

Una vez determinada la concentracién éptima del élcali en la formulacion,
se procedio a realizar un barrido de concentraciones de surfactante, manteniendo
fija la concentracién de alcali (10000 ppm) y variando las concentraciones del
tensoactivo en (3, 6, 9,12) veces la CMC, para determinar asi la concentracion
optima del surfactante anionico en presencia de alcali (figura 40).

Figura 40. Comportamiento de fase de sistemas crudo/agua, variando la
concentracion de surfactante en presencia de alcali a 55°C. y 24 horas de

equilibrio.
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En la figura 40, la concentracién de surfactante aumenta de izquierda a
derecha (3, 6, 9,12) veces la CMC y que existe emulsificacion en todas las fases
acuosas. Estos resultados indican que a estas concentraciones hay presencia de
tensiones ultra bajas, con un comportamiento de fase tipo (lll), donde se aprecia
varias capas emulsificadas. Al comparar los estudios de comportamiento de fase
de las figuras 37 y 39 (variacion de surfactante y alcali individuales) con la figura
40, se nota que los resultados obtenidos en la figura 40 son similares al
comportamiento de la figura 39 (variacion con alcali), lo que indica que el alcali
ejercio una influencia importante en la figura 40, en estos sistemas crudo/agua. El
surfactante no parece afectar la zona de tensiones ultra bajas, por lo que cualquier
variacion que se observo en las fases estuvo influenciado principalmente por la
interaccion del alcali con el crudo.
Debido al oscurecimiento que presentaron las fases acuosas, se determiné
la tension interfacial sin equilibrio, resultados obtenidos se muestran en la tabla 12.
Las mediciones se realizaron por triplicado, la temperatura se mantuvo constante
(55°C) y el tiempo de equilibrio de medicion en el TIF para cada uno de los

experimentos fue de 30 minutos.

Tabla 12. Valores de TIF de sistemas crudo/agua variando la concentracion de

surfactante en presencia de 10000 ppm de élcali, a 55°C

Sistema AS T.I.LF. T.ILF. T.I.F.
(mN/m) (mN/m) (mN/m)

10000 ppm A + 3 CMC (696 ppm S) 0,006 0,006 0,006 (0,006 + 0,000)
10000 ppm A + 6 CMC (1392 ppm S) 0,007 0,006 0,007 (0,007 + 0,001)
10000 ppm A + 9 CMC (2088 ppm S) 0,006 0,005 0,006 (0,006 + 0,001)
10000 ppm A + 12 CMC (2784 ppm S) 0,008 0,007 0,008 (0,008 + 0,001)

A: élcali

S: surfactante aniénico
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De acuerdo a los resultados obtenidos en la tabla 12, observamos que las
tensiones interfaciales crudo/agua fueron similares a los sistemas de la tabla 10 y
que la incorporacion del alcali a una concentracion de 10000 ppm pudo ser
establecida, ya que, cuando se estudido los sistemas crudo/alcali a esta

concentracion no pudo ser determinada por el equipo.

El criterio a utilizar para seleccionar la concentracién éptima tanto del alcali
como del surfactante para la formulacibn ASP, es aquel sistema cuya condicion

genere los valores de tension interfacial mas ultra bajos.

Los resultados obtenidos de la tabla 12, exponen que para una
concentracion fija de alcali (10000 ppm), hay dos concentraciones de surfactante
gue dan el mismo valor de tension interfacial, 3 y 9 veces la CMC. Para
determinar entre estas dos concentraciones de surfactante cual es la mejor a
utilizar en la formulacién, se consider6 lo siguiente: el crudo que se esta
estudiando posee un adecuado numero acido, esto implica que la cantidad de
surfactantes estimulados de la interaccion crudo/alcali puede ser suficiente para
disminuir significativamente la tension interfacial, en consecuencia, por lo que no
seria necesaria la adicion de una gran cantidad de surfactante aniénico que
contribuya al descenso de la tensiébn. Sin embargo, es necesario agregar
surfactante para compensar las pérdidas del aditivo alcalino, ya que éste actuara
como un agente sacrificante, adsorbiéndose en las rocas del yacimiento a
aplicarse. Es importante considerar el costo del proceso y de los reactivos que
estos involucran. Por consiguiente, la cantidad de surfactante determinada para la
formulaciéon ASP, fue 696 ppm (3 veces la CMC), ya que la combinacion de alcali
a 10000 ppm con el surfactante a 696 ppm alcanzaron un valor reproducible de
tension interfacial de 0,006 mN/m.
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I.5.3. Determinacion de la concentracion de polimero.

En las formulaciones de ASP, las macromoléculas de polimeros acttan al
incrementar la viscosidad del agua y de la formulaciéon de AS desplazante para
alcanzar una relacion de movilidad cercana a la unidad, favoreciendo asi un
desplazamiento tipo piston y, por consiguiente, mejorando la eficiencia volumétrica

de barrido y el factor de recobro .

Usualmente, la viscosidad del petrdleo es superior a las del agua con la que
es desplazado en procesos de inyeccidon, por esta razén, el agua tiene mas
facilidad de movimiento o movilidad dentro del medio poroso, y termina abriéndose
paso de manera irregular a través del crudo hacia los pozos productores
(fenédmenos conocidos como adedamiento viscoso o canalizacion), esto trae como
resultado que ciertas zonas del yacimiento no sean contactadas por el fluido
desplazante, disminuyendo la eficiencia volumétrica de barrido y por consiguiente
el factor de recobro. La relacion entre las movilidades entre el fluido desplazante y
el desplazado es el principal parametro que permite anticipar la eficiencia

volumétrica de barrido. Esta relacion de movilidades viene dada por la siguiente
[52].

expresion
kﬂul’do desplazante
M = I“Iflul’dodesplazante (EC 4)
kflul’dodesplazado
I“Iflul’dodesplazado
Donde:

M es la relacién de movilidades.

Para determinar la concentracion de polimero necesaria para alcanzar el
control de movilidad del crudo, se realizaron pruebas preliminares de laboratorio
en nucleos de berea de caracteristicas similares a los nucleos reales provenientes
del yacimiento en estudio. Para ello, se realizaron 4 ensayos de la misma berea,

inyectando a una tasa de flujo 0,2 mL/mim un copolimero de acrilamida y acrilato
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de sodio (poliacrilamida parcialmente hidrolizada) a diferentes concentraciones. La
tabla 13 muestra un resumen de las propiedades petrofisicas de los nucleos de

berea utilizados en los 4 ensayos realizados, asi como las condiciones de presion

y temperatura de las pruebas.

Tabla 13. Propiedades petrofisicas de los de nucleo de berea empleados en las

pruebas de desplazamiento con polimero 2.

Prueba de desplazamiento Nro.

Longitud del tapén (cm) 10,0 10,0 10,0 10,0
Diametro del tap6n (cm) 3,7 3,7 3,7 3,7
Presion de confinamiento (Lpc) 1600,0 1600,0 1600,0 1600,0
Presion de poro (Lpc) 500,0 500,0 500,0 500,0
Temperatura (°C) 55,0 55,0 55,0 55,0
Porosidad (%) 20,0 19,1 20,0 20,0
Volumen poroso (mL) 21,5 20,6 21,5 21,5
POES (mL) 17,0 19,1 19,0 19,0
Swi (%) 20,9 7,1 11,7 11,6
K (agua de formacién) (Darcy) 3,7 3,5 4,6 4,7
Ko a Swi (Darcy) 29 29 3,0 29

K: Permeabilidad absoluta al agua.

Ko a Swi: Permeabilidad Efectiva al petroleo.

De acuerdo a la tabla 13, las propiedades petrofisicas de estos nucleo
muestran que la berea cuenta con una elevada permeabilidad absoluta, y que su
permeabilidad efectiva al petr6leo a condiciones de saturacion de agua inicial es

inferior a la permeabilidad efectiva al agua de inyeccion a condiciones de
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saturacion de petroleo residual; esta caracteristica se presenta de igual manera en
la roca original del yacimiento. Adicionalmente, se destaca el hecho de que la
permeabilidad absoluta al agua para los nucleos utilizados durante los ensayos 3y
4 es superior a la que mostraron los nucleos de los ensayos 1 y 2 aun siendo
cortados de la misma barra de berea, sin embargo, estas discrepancias pueden
ser atribuidas a la heterogeneidad intrinseca de las canteras de donde son
extraidos los nacleos de berea. Por otra parte, la permeabilidad es una propiedad
anisotrépica, depende de la orientacion del medio poroso, por lo cual las
diferencias entre las bereas pueden deberse también a la variabilidad de esta

propiedad.

La tabla 14 muestra los resultados principales de las pruebas 1, 2, 3y 4
para la determinacion de la concentracion de polimero que contribuya a mejorar el
control de movilidad. En vista de que el objetivo de la prueba es la cuantificacion
de factores de recobro, se considera que la utilidad de los valores obtenidos es
solo mostrar la eficacia del mecanismo de inyeccién de polimeros como un agente
gue permite mejorar la eficiencia volumétrica de barrido y por ende el factor de
recobro durante el desplazamiento de un crudo con viscosidad de 71 cps a 55°C,
como lo indica la tabla 2. Sin embargo, y en vista de que las pruebas fueron
realizadas en nucleos de berea y no en roca del yacimiento, los valores de
factores de recobro obtenidos en estas pruebas son extrapolable a los que se
podrian obtener en campo, ya que estan siendo reproducidos correctamente los
fendbmenos capilares y de permeabilidades efectivas y relativas que controlan la
dinamica del flujo de fluidos en el medio poroso y en consecuencia los recobros
gue pudiesen ser obtenidos mediante desplazamientos con agua 0 con
formulaciones quimicas, es decir, se simuld todas las caracteristicas que posee el

medio poroso real, el cual contiene el crudo atrapado.
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Tabla 14.Propiedades fisicoquimicas obtenidas de las pruebas de desplazamiento

roca-fluido variando la concentracion de polimero.

Prueba de desplazamiento Nro.

Concentracion de polimero (ppm) 1000 1500 2100 2500
AP crudo a 0,2 mL/min (Lpc) 1,0917 1,1066 1,1187 1,1088
AP agua de inyeccion a 0,2 mL/min (Lpc) 0,1383 0,2272 0,0990 0,0965
AP polimero a 0,2 mL/min (Lpc) 0,3952 1,5808 0,5940 1,9058
FR por inyeccion de agua (% del POES) 44,80 32,00 48,10 47,15
FR por inyeccion de polimero (% del POES) 18,40 26.22 26.27 17,61
FR Total (% del POES) 63,20 58,22 74,37 64,76

FR: Factor de recobro

La concentracién de polimero requerida para desplazar (a una velocidad de
4,6 pie/dia) el crudo en estudio con una relacion de movilidades igual a la unidad
fue de 2100 ppm, ya que a esta concentracion se obtuvo un 74,37% factor de

recobro con respecto al POES.

Las pruebas en los nucleos de berea permitieron demostrar la eficiencia del
desplazamiento del crudo con una solucion de poliacrilamida parcialmente
hidrolizada a condiciones de yacimiento, optimizar el método para la ejecucién de
las pruebas, demostrar como impactan las diferencias en las permeabilidades
relativas de los nucleos, la determinacion de las concentraciones de polimero y
evaluar problemas de precipitacion y taponamiento de medios porosos a

condiciones de presion y temperatura de yacimiento.

Finalmente, al igual que para el alcali y para el surfactante, se realizaron el

pruebas de comportamiento de fases con el polimero, esperandose la formacién
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de una micro emulsion (Winsor tipo lll) a fin de garantizar la disminucion de

tensiones interfaciales alcanzando valores ultra bajos.

Alcali: 10000 ppm
Surfactante: 696 ppm
Polimero: 2100 ppm

En la figura 41, se puede apreciar las pruebas de comportamiento de fase o
de emulsificacion espontanea, con los tres componentes de la formulacion, y a las
concentraciones de yacimiento, para confirmar el comportamiento de las tensiones
interfaciales requeridas.

Esta prueba es necesaria debido a que la presencia del polimero podria
afectar las propiedades tensoactivas de la formulacién AS previamente optimizada
(debido a interacciones surfactante-polimero); lo que sugeriria una reevaluacion

en el tipo y/o concentracion del polimero.

Figura 41. Pruebas de comportamiento de fase en sistemas crudo/ASP a 55°C.
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En la figura 41, se observa que existe emulsificacion en todas las fases
acuosas. Estos resultados indican que estas condiciones propician la generacion
de tensiones ultra bajas, con un comportamiento de fase tipo (lll). Posteriormente,

se determinaron las tensiones interfaciales crudo/ASP de estos sistemas.

Debido al oscurecimiento que presentaron las fases acuosas, se determiné

la tensién interfacial sin equilibrio, sin colocarlas en el horno (tabla 15).

Las mediciones se realizaron por cuatriplicado, la temperatura se mantuvo
constante (55°C) y el tiempo de duracién para cada uno de los experimentos fue

de 30 minutos.

Tabla 15. Valores de TIF de sistemas crudo/ASP a 55°C.

Concentraciones ASP T.L.LF. T.I.F. T.ILF. T.ILF. O£ SD) mN/m
(ppm) (MN/m) | (mN/m) (mN/m) (mN/m)
10000 ppm A
696 ppm S 0,002 0,001 0,002 0,002 (0,002 + 0,001)
2100 ppm P
A: alcali

S: surfactante aniénico

P: poliacrilamida parcialmente hidrolizada

De acuerdo a los resultados obtenidos, observamos que la presencia del
polimero a los sistemas AS, no afecta el nivel ultra bajo de la tensién interfacial.
Este valor de TIF fue de 0,002 mN/m, lo que representa una condicién ideal para
un incremento del recobro de petrdleo y movilizacion del crudo en el medio

pOroso.
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La concentracion Optima de cada uno de los componentes de la formulacion
ASP fue:

e Alcali: 1000 ppm
e Surfactante: 696 ppm
e Polimero: 2100 ppm

I.5.4. Evaluacion reolégica del polimero.

Teoricamente, las soluciones poliméricas pueden perder viscosidad con el
incremento de la temperatura; ademas, cuando las soluciones de polimeros son
sometidas a periodos de tiempo prolongados a elevadas temperaturas, podria
ocurrir degradaciéon de las cadenas poliméricas, lo cual podria afectar la
viscosidad de la solucion. Esta caracteristica hace que la eficiencia de la
tecnologia ASP, pierda parte de su potencial de recobro cuando no se consideran
estas pérdidas de viscosidad por efecto de la temperatura, al momento de
desarrollar la formulaciéon. Es por ello, que se evalué la estabilidad térmica del

polimero a utilizar en dicha formulacién ¢

En la figura 42, se muestran los resultados obtenidos en la evaluacion del
comportamiento reolégico de la solucion de poliacrilamida parcialmente
hidrolizada, a las cuales se les agregé un agente estabilizante, con oxigeno

presente en el medio, a diferentes tiempos de observacién.
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Shear Rate y

Anton Paar GmbH

Figura 42. Viscosidad del polimero en funcién de la tasa de corte a 55°C a varios

tiempos de observacion.

Para hacer una comparacion puntual de viscosidad, se escogio el valor
correspondiente a una tasa de corte de 13,37 seg™. Se tom6 este valor por ser el
mas cercano a la tasa de corte equivalente a la velocidad promedio de los fluidos
en yacimiento, considerada generalmente 1pie/dia [°®. En la tabla 16 se muestran
los resultados de viscosidad de la solucién de polimero a la tasa antes indicada y

a diferentes tiempos de observacion.
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Tabla 16. Valores de viscosidad de solucién de polimero a 13,37 seg™ y 55°C a

varios dias de monitoreo reoldgico.

Tiempo (dias) Viscosidad (cP)
0 475,21
475,15
14 475,13
21 475,10
28 475,04

En la tabla 16 se muestra el comportamiento de las soluciones de
poliacrilamida parcialmente hidrolizada. Aun a 28 dias de observacion, puede
decirse que la pérdida de viscosidad es nula para los casos estudiados, es decir,

Su comportamiento viscoso se mantuvo a traves del tiempo.

|.5.5. Estabilidad térmica del surfactante.

Una vez determinada la formulacion ASP, se evaluo la estabilidad térmica
del surfactante a la concentracion determinada en la formulacion (696ppm); esta
prueba consistid, en colocar en un horno a la temperatura del yacimiento 55 °C,
cuatro soluciones de esta concentracion las cuales fueron medidas semanalmente
para evaluar sus valores de tension superficial agua/aire y por consiguiente la

estabilidad. En la tabla 17 y la figura 43, se muestran los resultados obtenidos.
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Tabla 17. Prueba de estabilidad térmica: Valores de la tension superficial

agua/aire a varios dias de monitoreo en soluciones de surfactantes

Concentraciéon T.S. (mN/m) | T.S.(mN/m) T.S.(mN/m) T.S. (mN/m) | T.S. (mN/m)

del Tiempo Semana 1 Semana 2 Semana 3 | Semana 4

surfactante inicial

696ppm 27,62 27,61 27,62 27,61 27,60

Estabilidad Térmica del Surfactante Aniénico

uperficial (mN/m)

3

Tiempo (semanas)

Figura 43. Tension superficial agua/aire en soluciones de surfactante (696ppm) a

varias semanas de monitoreo.

Segun estos resultados, se puede apreciar que el surfactante anionico no
sufre degradacion térmica debido a que los valores de tension superficial fueron

casi constantes. A pesar, de que un aumento de temperatura produce
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desorganizacion en las moléculas de agua que solvatan al grupo no polar,
podemos notar que a la temperatura del yacimiento 55°C y por un tiempo de un
mes, no se observo presencia de precipitados o cambios de color que indicaran la

descomposicion del surfactante £

Parte Il. Prueba Coreflood o de desplazamiento roca-fluido.

Las pruebas de desplazamiento se realizan con la finalidad de estudiar la
eficiencia de los sistemas quimicos bajo estudio, alcali/surfactante/polimero en
este caso, en una matriz porosa o nucleo de berea, adecuado a las condiciones de
saturacion de fluidos, temperatura y presion del yacimiento candidato a la

aplicacion.

La eficiencia de estos sistemas quimicos en la recuperacion mejorada de
petroleo, se evalla mediante la determinacion del factor de recobro de petroleo

adicional una vez que dicho sistema se ha inyectado en la matriz porosa.

Estas evaluaciones se realizaron con el objetivo de estimar los recobros
obtenidos con las mezclas ASP inyectadas, y con ello, confirmar la eficiencia de
las propiedades de la formulacién propuesta anteriormente, lo cual persigue un
incremento del factor de recobro con esta tecnologia, y con ello, prolongar la vida

productiva del yacimiento.

Se emplearon nucleos de berea, a fin de no utilizar nacleos de la formacion
hasta que no se demuestre (a través de pruebas de desplazamiento a condiciones
representativas de yacimiento) la eficiencia y rentabilidad del método propuesto.
Por lo tanto, se realizaron por duplicado las pruebas de desplazamiento en estos
nacleos, los cuales poseen permeabilidades similares a la encontrada para la zona

de inyeccion, y todos los ndcleos de berea fueron empacados bajo la metodologia
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antes mencionada con el fin de garantizar la similitud de las condiciones de las

pruebas.

El proceso quimico de recobro mejorado fue inyectado de la siguiente
manera: la mezcla ASP en proporcion de 30% del VP y luego polimero a una
proporcién correspondiente al 30% de VP [®%: posteriormente se continué el

desplazamiento con agua de inyeccion.

Los efluentes producidos en la prueba de desplazamiento empleando la
formulacion ASP (agua y petroleo) fueron recolectados en cada una de las
secuencias de inyeccion en cilindros graduados. Las estimaciones de las
permeabilidades efectivas al petroleo y al agua en los puntos extremos de

saturacion fueron realizadas segun la Ecuacién de Darcy para flujo lineal (Ec. 1).

Es importante destacar que las tasas de inyeccion a lo largo de la prueba
de desplazamiento fue constante (0,05 mL/ min), tratando de reproducir un barrido
uniforme y evitar efectos de adedamiento o canalizacion. Las condiciones
termodinamicas en las dos pruebas de desplazamiento se muestran en las tablas
18y 19.

Tabla 18. Condiciones operacionales de las pruebas de desplazamiento roca-

fluido empleando la formula ASP optimizada

Presién de Presion de Tasa se
Fluidos empleados Temperatura trabajo confinamiento inyeccion
Crudo
Agua de formacion 55°C 500 psi 1600 psi 0,05 mL/min

ASP

99




CAPITULO V.

DISCUSION DE RESULTADOS

Los resultados obtenidos en las pruebas de desplazamiento roca-fluido

empleando la formulacién optimizada de ASP se muestra en la tabla 19.

Tabla 19. Propiedades fisicoquimicas obtenidas en las pruebas de

desplazamiento roca- fluido empleando la formulacion optimizada ASP.

Prueba 1 Prueba 2

Swi (%)
Longitud (cm)
Diametro (cm)
Porosidad
POES (mL)
Kabs aire (D)
Kabs agua (D)
Ko@Swr (D)
Kw@Sor (D)
VP (mL)
Soi(%)

Sor (%)

RA (%)

RQ (%)
Recuperacion Total (%)
Sor final (%)

Variacion del Sor (%)

12,60
10
3,7
80,33
18,96
2,807
4,586
2,203
0,1887
21,7
87,37
46,08
47,27
26,37
73,64
23,08
23,00

18,47
10
3,7
85,87
18,96
3,070
4,479
2,256
0,1997
23,2
81,72
43,10
47,26
23,73
70,99
23,75
19,35

Segun las tablas 18 y 19, se puede notar que las caracteristicas de los

nacleos de berea, condiciones termodinamicas y fluidos empleados fueron

similares para las dos pruebas.

Si observamos detalladamente los resultados de la prueba 1, notaremos

gue la recuperacién de crudo con agua fue de 47,27% y la recuperacién con la

formulacion ASP fue 26,37%, dando un total de recuperacion de crudo del

73,64%, mientras que la prueba 2 arrojo un valor de 47,26% de recuperacion de

crudo con aguay un 23,73% de recuperacion con la formulacion ASP, dando un
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70,99% de recuperacion total de crudo. La semejanza en los resultados
reportados indica la efectividad de la recuperacion de petroleo con la mezcla ASP,
ya que con esta formulacion se consiguié disminuir la saturacién de petréleo
residual en la berea, estimular la sinergia fisicoquimica de los componentes de la
mezcla, originando disminucion de las tensiones interfaciales crudo/agua y
favoreciendo la relacion de movilidad por el incremento de la viscosidad en la fase
desplazante. Estos resultados validaron la eficiencia de la formulacion ASP

determinada anteriormente.

Parte Ill. Cuantificacién de los componentes de la formulaciéon ASP en el

medio poroso a partir de los efluentes acuosos.

Los efluentes de las pruebas de desplazamiento roca-fluido son utilizados
para la determinacion del grado de adsorcion de los componentes A, S y P sobre

la roca, a través del analisis de estos efluentes.

Es importante sefialar que estas pruebas no fueron realizadas sé6lo para
evaluar recobro, sino que se pretende evaluar los valores de retencién de los

compuestos utilizados en la roca.

La finalidad de cuantificar los componentes A, S y P en los efluentes
obtenidos de las pruebas de desplazamiento, es para asegurarnos que los
guimicos utilizados en la formulacibn ASP no causen algun dafio a la formacion,

como por ejemplo ®%;

e Disolucion y precipitacion de minerales del medio que pueden causar
cambios importantes en la porosidad y en la permeabilidad de la formacion.
e Precipitacion de fases sélidas secundarias producto de la incompatibilidad

de fluidos.
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e Pérdidas de surfactantes y/o polimeros para adsorcién de los mismos sobre
la superficie de los minerales, lo cual puede producir aumentos de las TIF y

cambios indeseados de mojabilidad.
[11.5.1. Cuantificacién del alcali en los efluentes.
Una vez obtenidos los efluentes de las pruebas de desplazamiento roca-fluido
se determind la concentracién de alcali, para ello, se llevé a cabo una titulacién

acido-base, usando como &cido fuerte el HCI (tabla 20) 3.

Tabla 20. Resultados iniciales de alcali en las pruebas de desplazamiento roca-

fluido en prueba 1.

Concentracion de
Volumen Poroso (mL) Volumen final del Concentracién inicial salida de alcali con

efluente (mL) de alcali (ppm) respecto al volumen
final del efluente (ppm)

6,51 (41 +0,4) (10054,60 £ 4,04) | (1596,47 +15,60)

Tabla 21. Datos de la titulacion en efluente de la prueba de desplazamiento roca-

fluido para la determinacion del &lcali eluido (prueba 1).

(Concentracion de  (Volumen gastado de (Alicuota de la Concentracién de

HCI + 0,0001) ppm HCl £ 0,1) mL muestra £ 0,02) mL alcali (ppm)

0,0100 19 5,00 1007
0,0100 2,0 5,00 1060

0,0100 2,0 5,00 1060
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| [Alcali] = (1042, 33 + 30, 60) ppm C.V. =3, 00% |

Tabla 22. Resultados iniciales de alcali en las pruebas de desplazamiento roca-

fluido en prueba 2

Concentracion de
Volumen Poroso (mL) Volumen final del Concentracion inicial salida &lcali con

efluente (mL) de alcali (ppm) respecto al volumen
final del efluente

(Pppm)

103

6,96 (41 £ 0,4) (10054,60 + 4,04) | (1706,83 +15,60)

Tabla 23. Datos de la titulacién en efluente de la prueba de desplazamiento roca-

fluido para la determinacion del alcali eluido (prueba 2)

(Concentracion de (Volumen gastado de (Alicuota de la Concentracién de
HCI £ 0,0001) ppm HCI £ 0,1) mL muestra + 0,02) mL alcali (ppm)
0,0100 2,20 5,00 1166
0,0100 2,20 5,00 1166
0,0100 2,15 5,00 1140
| [Alcali] = (1157, 33 + 15, 01) ppm C.V.=1, 30% |

Una vez que el nucleo es saturado con agua de formacion el volumen

consumido se mide mediante el uso de un cilindro graduado. El Volumen poroso
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es el resultado de la resta del volumen consumido menos el volumen muerto del

sistema de tuberias y valvulas acopladas a la celda porta nucleo.

En las tablas 20 y 22, se puede observar que la concentracion de éalcali con
respecto al volumen final del efluente fue de 1596,47 y 1706,83 ppm
respectivamente, es decir, que a estas concentraciones 1596,47 y 1706,83 sdlo
1042,33y 1157,33 ppm fue lo que se obtuvo en los efluentes, esto significa que un
34,7 % y un 32,2% de élcali quedo6 adsorbido en la berea en las pruebas 1y 2
correspondientemente, dando un promedio de 33,45 % de alcali adsorbido en el

material poroso.

Dichos resultados, nos indica que al inyectar la formulacién ASP, la
concentracion inicial de alcali deberia ser aproximadamente de 13345 ppm en vez
de 10000 ppm, para evitar pérdidas por adsorcion y la tension interfacial continda

siendo ultra baja.
I11.5.2. Cuantificacion del surfactante en los efluentes.

Normalmente los surfactantes anidnicos reaccionan estequiométricamente
con otras especies monoidnicas, para producir una sal 1:1, la cual es insoluble o
parcialmente soluble en hidrocarburos clorados. La reaccion se cuantifica
mediante la titulacion del surfactante en presencia de dos fases inmiscibles. Se
emplea un solvente organico inmiscible en agua (frecuentemente cloroformo) y un

indicador del punto final ¥

A continuacion, podemos observar los resultados arrojados de la titulacion:
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Tabla 24. Resultados iniciales de surfactantes en las pruebas de desplazamiento

roca-fluido prueba 1.

Concentracion de
Volumen Poroso (mL) Volumen final del Concentracién inicial  salida del surfactante

efluente (mL) del surfactante (ppm) con respecto al
volumen final del
efluente (ppm)

6,51 (41 + 0,4) (700,80 + 0,36) (111,27 + 6,85)

Tabla 25. Datos de la titulacién en efluente de la prueba de desplazamiento roca-

fluido para la determinacion del surfactante eluido (prueba 1).

(Concentracion de (Volumen gastado de (Alicuota de la Concentracién de
Hyamine + 0,0001) Hyamine £ 0,1) mL muestra £ 0,02) mL surfactante (ppm)
ppm
0,0002 11 5,00 18,48
0,0002 0,9 5,00 15,12
0,0002 0,9 5,00 15,12

I [Surfactante] = (16, 22 + 1, 90) ppm C.V.=11, 71% I
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Tabla 26. Resultados iniciales de surfactantes en las pruebas de desplazamiento

roca-fluido prueba 2.

Concentracion de
Volumen Poroso (mL) Volumen final del Concentracion inicial salida ORS-57-HF con

efluente (mL) de ORS-57-HF (ppm) respecto al volumen
final del efluente

(ppm)

6,96 (41 + 0,4) (700,80 + 0,36) (118,96 + 6,85)

Tabla 27. Datos de la titulacién en efluente de la prueba de desplazamiento roca-

fluido para la determinacion del surfactante eluido (prueba 2).

(Concentracion de (Volumen gastado de (Alicuota de la Concentracién de
Hyamine + 0,0001) Hyamine £+ 0,1) mL muestra + 0,02) mL surfactante (ppm)
ppm
0,0002 0,9 5,00 15,12
0,0002 11 5,00 16,80
0,0002 0,9 5,00 15,12
I [Surfactante] = (15, 68 + 0, 97) ppm C.V. =6, 20% I

En las tablas 24 y 26, se puede observar que la concentracién de
surfactante con respecto al volumen final del efluente fue de 111,27 y 118,96 ppm
respectivamente, es decir, que a estas concentraciones 111,27 y 118,96 ppm solo
16,22 y 15,68 ppm fue lo que se obtuvo en los efluentes, esto significa que un
85,42% y un 86,82% de surfactante quedé adsorbido en la berea en las pruebas 1

y 2 correspondientemente, dando un promedio de 86,12% de surfactante
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adsorbido en el material poroso, pero lo que se desconoce es que tanto de este

porcentaje quedod adsorbido en la berea, y que tanto, quedd en la interfase del

crudo, por ello, se realiz6 una prueba de desplazamiento sin crudo para estudiar la
adsorcién del surfactante, la cual, se estudiara posteriormente.

[11.5.3. Cuantificacion del polimero en los efluentes.

La cuantificacion del polimero en los efluentes, fue realizada a través del
método del blanqueador. Este método se basa en la reaccion de las poliacrilamida
con hipoclorito de sodio y la formacion resultante de un producto cloramida
insoluble. La turbidez de las muestras resultantes son medidas y las
concentraciones estan determinadas por las comparaciones con estandares. El
método se discute en la parte experimental y esta disefiado para utilizarse con
muestras que contienen materiales originalmente de color y/o aceite emulsionado
[55]

So6lo se pudo determinar la concentracion de polimero a una de las
muestras, debido a que no fue suficiente la cantidad de la misma. Se obtuvo un

34,98% que quedo adsorbido en la berea.

I11.5.4. Cuantificacion del surfactante en los efluentes sin crudo.

Se realiz6 una prueba de desplazamiento inyectando la formulacion ASP
pero sin crudo en el interior de la roca, para estudiar el comportamiento del
surfactante y determinar que cantidad se adsorbe en la berea, ya que al observar
los resultados anteriores, un 13,88% de surfactante fue lo que sali6 de las
pruebas, quedando un 86,12% repartido entre el crudo y la berea. Para ello,

también se considero el reparto del surfactante en el crudo (tabla 28).
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Tabla 28. Adsorcidn del surfactante en la roca y el crudo de la pruebas de

desplazamiento roca-fluido.

‘ Surfactante

Adsorcion en berea 20,86%
Reparto del surfactante en el crudo 61,16%
Total 82,02%

De acuerdo a los resultados obtenidos, la concentracion de surfactante
también se ve afectada por el grado de adsorcion, sin embargo, se evidencio en el
ensayo que el surfactante que parecia adsorberse en la roca, no fue cuantificado
en la fase acuosa, esto sugiere que gran parte del surfactante migra al crudo, por
ello, no se estima necesario aumentar la concentracion de surfactante en la

formulacioén.

La retencion del surfactante se debe tanto a la adsorcion y al phase
trapping. Investigaciones realizadas han demostrados que el phase trapping es
generalmente mas grande que la adsorcion, debido a que el surfactante puede
repartirse en todas las fases liquidas presentes en un sistema. La particién del
surfactante se determiné experimentalmente a partir de los analisis de las fases de
equilibrio y la importancia de esto es por el efecto de un gradiente de salinidad.
Cuando la salinidad de amortiguamiento de movilidad es tal que el sistema esta en
la fase tipo (lll), el surfactante se reparte en la fase oleica [® y eso fue lo que

observamos en el comportamiento de fase (figura 41).
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VI. Conclusiones

El adecuado numero acido del crudo utilizado propicio a que el alcali

originara valores de tension ultra bajas en las pruebas fluido-fluido.

Las concentraciones Optimas de los componentes de la formulacion ASP
fueron 10000 ppm de A&lcali, 696 ppm de surfactante y 2100 ppm de
polimero. Dicha formulacién generé un factor de recobro promedio de

72,32% a las condiciones del yacimiento.

Las pruebas de comportamiento de fases, la tensiometria por gota giratoria,
y las pruebas de desplazamiento contribuyeron a establecer las
concentraciones optimas de la formulacion ASP para el yacimiento del
occidente del pais en estudio. Dicha formulacion evidencio estabilidad

térmica y compatibilidad de fluidos bajo las condiciones de yacimiento.

Las pruebas de desplazamiento con nudcleos de berea permitieron
demostrar la eficiencia del desplazamiento del crudo con el empleo de una
solucién de poliacrilamida a condiciones de yacimiento, el grado de
adsorcion de los componentes ASP en la roca y evaluar problemas de

precipitacion y taponamiento de medios porosos.

Las pruebas de emulsificacién espontanea o pruebas de comportamiento
de fase permitié percibir de manera cualitativa el comportamiento interfacial
del sistema, mediante la observacion de los cambios experimentados por la
fase acuosa del mismo. Los sistemas con fase acuosa incolora no
evidenciaron una actividad interfacial significativamente. Existi6 una
correlacion en el comportamiento de fases y las medidas de tensién

interfacial.



CONCLUSIONES

La adsorcion de los componentes de la formulacion ASP en el medio
poroso (berea) fue: 33,45% de alcali, 20,86% del surfactante y 34,98% del
polimero. Ademas, 61,16% del surfactante migro a la fase del crudo. Estos
valores pueden contribuir a la evaluacion econdémica de la tecnologia

cuando se escale a nivel de proceso (macro).
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VIl. Recomendaciones

Estudiar la adsorcion estatica de la mezcla ASP, sobre tapones de ndcleos
reales de la roca yacimiento, ya que esto pudiera ser determinante en su
comportamiento en la interfase liquido-liquido y en la retencion del material

pOroso.

Debido a la alta concentraciéon de polimero en el tapdn final, se estima
conveniente de hacer una prueba de desplazamiento con un tapon de post
flujo de polimero de 0,15VP en vez de 0,3 VP, para bajar el costo de este

tapon final.

Considerar la evaluacion econdémica de la aplicacion ASP tomando en
cuenta los % de adsorcion de los componentes de la férmula en el medio

pOroso.
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