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Resumen.

En el presente trabajo se evaluaron dos especies de surfactantes en agua de
produccion del campo Cabrutica y Petromonagas se determind la concentracion
micelar critica, se realizaron pruebas fuera del medio poroso a temperatura de
yacimiento, en donde se envejecieron con crudo una serie de placas de silice durante
un tiempo determinado para lograr afinidad del crudo al mineral como ocurre en
los yacimientos de la Faja Petrolifera del Orinoco (FPO), posteriormente se
realizaron pruebas de angulo de contacto en donde se observd un cambio de la
mojabilidad de crudo al agua gracias a la accion de los surfactantes. También se le
realizaron pruebas de interaccion fluido-fluido y roca-fluido a una serie de
concentraciones del surfactante A en donde se aprecia el comportamiento y la
interaccion de los fluidos que seran sometidos dentro del medio poroso.

Adicionalmente se realizaron pruebas de adsorcion sobre las superficies de las
arenas de los campos en estudio con ambas especies de surfactantes A y B, con la
finalidad de determinar la cantidad de surfactante adsorbido en la superficie
mineral. Quedd demostrando por medio de pruebas de fluorescencia molecular que
el surfactante se adsorbe en la superficie del mineral para generar un cambio de la
mojabilidad del crudo al agua.

Las pruebas dentro del medio poroso consistieron principalmente en hacer pasar
agua de formacion, crudo y soluciones de surfactantes dentro de un tapén de nucleo
envejecido proveniente del campo Cabrutica. Al nucleo seleccionado se le
realizaron pruebas de permeabilidad relativa inicial, pruebas de retorno de
permeabilidad y pruebas de recobro mejorado de hidrocarburos, en donde se
observo aumento en la permeabilidad efectiva del crudo consecuencia de la
disminucion de la tension y cambio de la mojabilidad del crudo al agua.
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INTRODUCCION

Desde los inicios de la exploracién, explotacion y produccién del petréleo como
recurso energetico para el mundo, se han realizado importantes avances
tecnoldgicos, desarrollo de nuevas herramientas y adaptacion de tecnologias en
todas las areas ligadas a la industria petrolera, incrementando el nivel de
aprovechamiento de los recursos petroleros para satisfacer la demanda energética
mundial. El potencial energético, yacimientos mas complejos, la explotacion de
crudos pesados y extra pesados, zonas aisladas con condiciones extremas y el gran
poder geopolitico que ejerce el petrdleo en el mundo han presionado a las
compafiias y paises petroleros a competir en el desarrollo de avances como

inyeccion surfactantes.

En las ultimas décadas se ha despertado el interés por el estudio de los crudos
pesados y extrapesados debido al incremento de las reservas certificadas y a la
merma de yacimientos de crudo mediano y liviano; Forrest Craig en el afio 1982
estudio a fondo el fenébmenos de la mojabilidad reconociendo que con la presencia
de pequefias cantidades de compuestos polares de naturaleza asfaltica que se
adsorben en la superficie de la roca se tiende a que estas superficies sean mojadas
por el petroleo. Afios mas tarde a partir de las investigaciones de Craig, Thais
Montenegro de Pedrosa (1993) estudio el cambio de la mojabilidad de diversos
campos venezolanos concluyendo que la presencia de asfaltenos en crudos
venezolanos alteraba la mojabilidad del yacimiento a mojado por el crudo,
asegurando que al menos el 50% de los campos en Venezuela son mojados al

petrdleo.

En vista de la gran problemaética que se presenta en los campos de la Faja Petrolifera
del Orinoco (FPO) como la baja productividad de sus pozos debido a que el crudo
no fluye facilmente no por su alta viscosidad como se ha querido hacer creer si no
por la afinidad que tiene el crudo de la FPO a la roca reservorio siendo altamente

mojante rompiendo paradigmas establecidos (Manrique P. y colaboradores), por tal
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motivo los investigadores Pablo Manrique y Franklin Archer (Patent N°: 9018
US2012/0247759) han estudiado el fendmeno de la mojabilidad tomando como
base para la investigacion los trabajos de Craig y Pedrosa para resolver desde otro
punto de vista el problema de la productividad sin alterar la viscosidad de los crudo
como se hace en la actualidad donde se aplican procesos térmicos que disminuyen
la viscosidad del crudo y a su vez debilitan la naturaleza del yacimiento, entre otros
problemas como la produccién de H,S y CO,, la solucion radica en aumentar la
permeabilidad relativa del crudo por medio de la inyeccion de surfactantes que
cambian la mojabilidad y permiten la movilidad del crudo a través de las gargantas
de poro drenando al pozo productor. Esta investigacion busca evaluar diferentes
sistemas de surfactantes para su aplicacion en pruebas dentro y fuera del medio
poroso que permita su aplicacion para estimulacion de pozos y recobro mejorado

de hidrocarburos pesados y extrapesados.



CAPITULO |

1.1. Planteamiento del problema

Inicialmente los yacimientos de petréleo durante su formacion se encontraban
saturados completamente con agua en su mayoria de origen marina, por medio del
proceso de migracion el petréleo se desplazé desde la roca madre hacia el
yacimiento saturando la roca reservorio hasta entramparse, durante este proceso el
agua de formacion se imbibe mientras el crudo se drena por estar la roca reservorio
mojada inicialmente al agua, luego de cientos de miles de afios de interaccion de

este crudo en el yacimiento se crea una afinidad natural por el aceite.

Observando el bajo factor de recobro que posee la FPO, la alta produccion de agua
en pozos existentes y la incapacidad de los métodos térmicos para alcanzar las
metas de recobro y produccion planteadas, ya que al inyectar grandes cantidades de
calor en forma de vapor se modifica Unicamente la viscosidad del crudo
aumentando en cierta manera la productividad en las primeras etapas del proceso,
sin embargo por cada ciclo de inyeccion de vapor aplicado se ve afectada en gran
manera la permeabilidad del yacimiento hasta el punto donde este método ya no es
efectivo. Otra de las grandes problemaéticas que se presentan al inyectar vapor
sobrecalentado es que las moléculas de hidrégeno del agua se juntan con el azufre
del crudo, el oxigeno libre del agua en forma de vapor se junta con el carbono
formando gases altamente toxicos y mortales que son dificiles de controlar y
predecir su comportamiento en el yacimiento, también se incrementa
considerablemente la produccién de agua, incremento en la saturacién de agua en
el yacimiento, ocurre hidratacién de las arcillas y altos costos econémicos que

conllevan estos proceso térmicos

En vista de todas las razones anteriores los investigadores Pablo Manrique y
Franklin Archer (Patent N°: US2012/0247759) han plateado una alternativa simple
econdmica y limpia, con el uso de surfactantes en medio acuoso que busca cambiar

la mojabilidad de la roca al crudo creando una pelicula de agua entre la roca y el



crudo, como consecuencia directa aumenta la permeabilidad efectiva del crudo y
movilidad desplazandose hacia el pozo sin necesidad de implementar procesos
térmicos. Otra de las ventajas es la utilizacion del agua de produccion como medio
para la inyeccion de los surfactantes solucionando la problematica de la disposicion

de las aguas de produccién.

1.2. Antecedentes de la investigacion

Manrique P. y Archer F. En la patente venezolana N° US 140008062 “Formulacion
y método de uso para la explotacion y transporte de crudos pesados y extra pesados
en pozos”, estudiaron la inyeccion combinada de surfactante y co-surfactante y un
fluido portador (agua de formacidn), esta mezcla es introducida en el medio poroso
el tiempo suficiente como para formar una pelicula en la superficie del medio
poroso mientras que por un pozo inyector se inyecta la misma mezcla de
surfactantes por lo cual los hidrocarburos fluyen desde el medio poroso cercano al
pozo inyector hasta el pozo productor. El disefio de este procedimiento de recobro
mejorado en frio es respaldado por pruebas experimentales de laboratorio como
medicion de angulo de contacto, medicion de la tension superficial, estudio
morfolégico de la superficie de las arenas, pruebas dinamicas en el medio poroso,
dando como resultado el cambio de la mojabilidad y aumento de la productividad
al aplicar los métodos de inyeccion de surfactantes desarrollados en la
investigacion. (Venezuela Patent No. 140008062A1, 2014)

Farias G., Archer F., Manrique P. En la investigacion ~“Adsorcion de un surfactante
no ionico sobre arenas humectadas al aceite de yacimientos petroleros
venezolanos™ estudiaron las superficies de varias arenas de los campos petroleros
venezolanos y determinaron la adsorcion de surfactantes no-ionicos en las arenas
por un método estatico que consistia en agregar una masa constante de arena en
viales a diferentes concentraciones del surfactante en estudio, luego se analizaron
las muestras del surfactante a través de la técnica de fluorescencia molecular.
(Farias, 2013)

Pedroza, T. (1993) estudio "Cambios de mojabilidad debido a la deposicién y la

presencia de asfaltenos en el petroleo crudo™ en donde afirma que existe suficiente



evidencia que la mojabilidad de la roca puede cambiar, debido a la adsorcidon de los
componentes mas pesados del petréleo, los estudios fueron realizados en nucleos y
crudo provenientes de campos venezolanos, afirma que el envejecimiento de los
nucleos en crudo es vital para lograr un cambio en la mojabilidad de la roca
permitiendo que ocurran interacciones electrostaticas, De Pedrosa asegura que mas
del 50% de los yacimientos de petrleo en Venezuela estdn mojado al crudo

basandose en los resultados de su investigacion.

Craig, F. (1982). Diferentes pruebas en laboratorio lo llevaron a la conclusion de
que la naturaleza de la mojabilidad del yacimiento se debe a la ausencia o a la
presencia de pequefiisimas cantidades de compuestos polares en el petréleo,
aparentemente de naturaleza asfaltica, se adsorben en las superficies de la roca y
tienden a hacer que estas superficies sean mojadas por aceite. El efecto de estos
compuestos polares depende hasta cierto grado de la naturaleza de la superficie de
la roca, es decir, que las superficies de la roca sean predominantemente de silice,

de carbonatos o de arcilla.

Zdziennicka y colaboradores, realizaron medidas de angulos de contacto en una
solucién acuosa de Triton X-100 (TX-100) con metanol, y mezclas de etanol-
propanol y Triton X-165 (TX-165) en superficies de cuarzo. De los resultados
obtenidos se tiene que la mojabilidad en cuarzo depende del tipo de Triton y de las
concentraciones de alcohol, ademés de que existe una dependencia lineal entre la
tension superficial de la solucién acuosa de Triton y la mezcla de alcoholes.
(Zdziennicka, 2010)

Subhash C. y colaboradores en su trabajo cientifico “Modificacion de la
permeabilidad relativa inducida por surfactantes para la recuperacion mejorada de
crudo”, estudiaron experimentalmente la influencia del tipo de surfactante y la
concentracion en la recuperacion de petroleo, permeabilidades relativas y
humectabilidad en rocas de los yacimientos petroleros. Varios experimentos se
realizaron utilizando nudcleos de berea y dos tipos de tensoactivos no idnicos y
anionicos en diferentes concentraciones. Las variaciones de permeabilidad relativa
se interpretan utilizando las reglas de Craig para caracterizar las alteraciones

inducidas por la humectabilidad de los tensoactivos. Los dos mecanismos



principales detras de la utilizacion de tensoactivos para mejorar la recuperacion de
petréleo son reduccion de la tension interfacial y alteracion de la mojabilidad. Las
emulsiones aceite/agua causan altas caidas de presion durante los experimentos de
inundaciones, afectando fuertemente a las curvas de permeabilidad relativa. Este
estudio sugiere que el desarrollo de un estado mixto de humectabilidad causa
rendimientos significativamente mayores de recuperaciones de crudo. Las
contribuciones significativas de este estudio son la cuantificacion de la capacidad
de alterar la humectabilidad por los tensoactivos y la consecuente mejora de la
recuperacion de petrdleo. Tanto los surfactantes no i6nicos y anionicos son eficaces
en la mejora de la recuperacion de petréleo en los nucleos de berea que contienen
decano y crudo como fases oleicas y salmuera sintética como fase acuosa. Los dos
principales mecanismos responsables de la recuperacion mejorada de petréleo con
surfactantes son reduccion de la tension interfacial aceite/agua y la alteracion de la
humectabilidad. En el estudio se recomienda estudiar la alteracion de la
mojabilidad inducido por surfactantes, midiendo los angulos de contacto en
sistemas reactivos y no reactivos en diversas concentraciones del surfactante no

i6nico y anidénicos. (Subhash, 2002)

Akhlaq y colaboradores, estudiaron las propiedades de mojabilidad del crudo en
placas de vidrio expuestas a soluciones de aceites y asfaltenos en diferentes
condiciones. Se evaluaron factores tales como la estabilidad coloidal de las
soluciones, concentracion de petroleo crudo y de los asfaltenos, tiempo de contacto,
tamafio de gota. Se encontrd que las propiedades de mojabilidad de las placas de
vidrio fueron influenciadas por los compuestos adsorbidos y que esta influencia se
correlaciona con la estabilidad coloidal del crudo y de las soluciones de los
asfaltenos utilizados. (Akhlag, 1997)

Cuiec L. (2009) En el paper JCPT77 estudid los problemas relacionados en la
restauracion al estado natural de muestras de nucleo. Es de suma importancia para
la ingenieria de yacimientos que las muestras de ndcleo a utilizar en cualquier
prueba de laboratorio sus propiedades estén lo mas cercanas posibles a como se
encontraba en el yacimiento, para esto Luis Cuiec realizd diversas pruebas con

tapones de nucleo de diferentes yacimientos alrededor del mundo compuestos de



silica en su mayoria, determinando que al cabo de varias horas de envejecimiento
del nucleo la mojabilidad del mismo se iba restaurando devolviendo su afinidad al
crudo. Aunque para asegurar la restauracion de la mojabilidad al crudo los tapones

de nucleo debian ser envejecidos al menos durante 1000 horas. (Cuiec, 2009)
1.3.0bjetivos

General

Evaluar en el laboratorio diferentes concentraciones de surfactantes en agua de
produccién como fluido base de inyeccion, para alterar la mojabilidad natural de la
roca al crudo presente en los yacimientos provenientes de los campos Cabrutica y

Petromonagas para lograr la recuperacion mejorada en frio de crudo extra pesado.

Especificos

e Determinar la concentracion micelar critica de dos especies de surfactantes
en agua de produccion por el método grafico usando la tension superficial
vs la concentracion del surfactante en una solucion acuosa.

e Evaluar el comportamiento del &ngulo de contacto segun la concentracion
del surfactante en placas de silice envejecidas con crudos y usando como
base de la solucion el agua de produccion del campo respectivo.

e Evaluar la interaccién fluido — fluido y roca — fluido en pruebas estaticas
fuera del medio poroso entre el crudo agua de formacidn y la solucion del
surfactante preparados en agua de produccion.

e Determinar la adsorcion del surfactante en arenas humectadas al crudo de
los campos Cabrutica y Petromonagas.

e Evaluar el comportamiento de una solucion especifica de surfactante en

pruebas dindmicas dentro del medio poroso.



CAPITULO 11

Marco Tedrico

Para el desarrollo de la evaluacion de sistemas de surfactantes para la recuperacion
mejorada de crudos extra pesados se revisaron diversos textos, documentos
técnicos, papers, entre otros que propician los conocimientos basicos requeridos

para el entendimiento del trabajo y elaboracion del marco teorico.

2.1. Origen y definicion del crudo o petréleo

El crudo o petréleo proviene de organismos vegetales o animales principalmente de
algas y zooplancton los cuales hace méas de 65 millones de afios se depositaron en
grandes cantidades en cuencas ubicadas mayormente en el lecho marino, dando
origen a la actividad bioldgica y quimica entre la materia organica (MO), alto
contenido de minerales y sulfuros. La materia organica en grandes cantidades se
deposita y consolida en el subsuelo que con ayuda de altas tempera (150-200°C) y
presiones comienza la etapa inicial de formacién de la roca sedimentaria y kerdégeno
conocida como diagénesis, a mayores temperaturas, presiones y temperaturas
ocurre el proceso de metagénesis y catagénesis, donde a partir del kerdgeno se
comienza a producir el petr6leo y gas proveniente del mismo formando una mezcla
compleja de hidrocarburos liquidos y gaseosos resultantes de los procesos
anteriores. Para poder ser extraido del subsuelo estos hidrocarburos deben
acumularse o entramparse en ciertas rocas que por sus propiedades fisicas les
impiden continuar desplazandose llamadas reservorios o yacimientos, es decir que
el petroleo expulsado de la roca madre migra hacia el reservorio el cual se
encontraba inicialmente saturado el 100% de agua de formacion, es decir que el
crudo desplazé al agua hasta llevarla a su saturacion de agua irreducible mientras
el petréleo pas6 por un proceso de envejecimiento durante millones de afios.
(Madrid, 2011).



2.1.1. Composicién quimica del petréleo

Entre los elementos que conforman al crudo se encuentran el carbono y el hidrégeno
por ellos son Ilamados hidrocarburos, también se encuentran otros elementos como
el azufre, nitrogeno, oxigeno y otros minerales como el hierro que es altamente
corrosivo. En la tabla 1 se presenta la composicion del crudo en general. (Mendez
0., 2012)

Tabla 1. Composicion Quimica del Petréleo (Mendez O. , 2012)

ELEMENTOS QUE % EN PESO
CONFORMAN EL

PETROLEO

Carbono 82,8-87,1
Hidrégeno 11,7-14,7
Azufre 0,1-55
Nitrégeno 0,1-2,4
Oxigeno 0,1-1,7
Minerales 0,1-1,2

2.1.1.2. Clasificacion del petréleo segun su composicion quimica

a) “Petroleo parafinico: predominan los hidrocarburos saturados o parafinicos
(75%), son muy fluidos de colores claros y bajo peso especifico (aprox. 0,85 kg/lt),
elevados rendimientos de naftas, bajo contenido de azufre y poseen altos puntos de

congelacion”.

b) “Petréleo nafténico o aromatico: contenido de parafina <45%, elevados

rendimientos de destilados medios, bajo punto de congelacion”.

c) “Petroleos asfalténicos: elevado rendimiento de residuos, alto contenido de
azufre y metales, alta viscosidad, por destilacién producen un gran residuo de

asfalto”.

d) “Composicion de base mixta: formados por toda clase de hidrocarburos,
parafinicos, nafténicos, aromaticos y asfalténicos, la mayoria de los yacimientos

mundiales son de este tipo” (Mendez O. , 2012).



2.1.2. Clasificacion del petrdleo segun su gravedad API

Segun el American Petroleum Institute (API) los crudos se pueden clasificar en
livianos, medianos y pesados como se muestra en la tabla 2, esta catalogacion da
una idea de la capacidad de fluidez y viscosidad del crudo, aungue la viscosidad no
tiene una relacion directa con la cantidad de asfaltenos que contenga el crudo
indiferentemente si es liviano o pesado, la clasificacion API también nos permite
fijar el precio en el mercado internacional. En la ecuacién N° 1 se muestra la

manera de calcular el API. (Petroleos de Venezuela, 2014)

APl = 1415 —131,5:a 60°F Ecuacion N° 1

- Gravedadespecifica

Tabla 2. Clasificacion del Crudo segin API (Petroleos de Venezuela, 2014)

CRUDOS LIVIANOS 30-40°

CRUDOS MEDIANOS 22-29,9°

CRUDOS PESADOS 10-21,9°
CRUDOS EXTRAPESADOS <10°

2.2. Ubicacion geogréfica de los campos Cabrutica y Petromonagas

La Faja Petrolifera del Orinoco, fuente de reservas de hidrocarburos liquidos mas
grande del mundo, comprende una extension de 55.314 km? y un éarea de
explotacion actual de 11.593 km?, ubicada al sur de los estados Guarico, Anzoategui

y Monagas.

Este gran yacimiento petrolero fue dividido en cuatro grandes areas, siendo estas
de oeste a este: Boyaca, Junin, Ayacucho y Carabobo, y a su vez segmentado en 29

blogues de 500 km? cada uno aproximadamente.

Petromonagas (83,33% PDVSA, 16,67% TNK-BP): Esta es el area Carabobo y su
ubicacion se presenta en la figura 1, ubicado al sur del estado Monagas, y fue creada
como empresa mixta, la cual procesa 120 mil barriles diarios de petroleo

provenientes de 98 pozos de crudo. (Rodriguez, 2013)
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Figura 1. Blogue Carabobo (wordpress, s.f)

El campo Cabrutica.

Figura 2. Bloque Junin (Suérez, 2012)

2.3. Tipos de Yacimientos

Los campos designados a ser estudiados se encuentran ubicados en yacimientos de
petréleo pesado y extrapesado, aunque los yacimientos también pueden ser
clasificados segin su geologia en yacimientos estructurales, estratigraficos y
combinados. Segun el punto de burbuja se clasifica en, subsaturados donde la
presion inicial del yacimiento es mayor a la presion de burbuja en donde el petréleo
se encuentra en fase liquida, en saturados, donde la presion inicial del yacimiento
es menor a la presiéon del punto de burbuja donde se empieza a liberar el gas

11



contenido en el crudo. Para el estudio del presente trabajo el interés es clasificar el
crudo de acuerdo al estado de los fluidos y su gravedad especifica. (Escobar, 2000)

2.3.1. Petroleo negro

Consiste de una amplia variedad de especies quimicas que incluyen moléculas
grandes, pesadas y no volatiles. El punto critico esta localizado hacia la pendiente
de la curva. Las lineas (iso-volumétricas o de calidad) estdn uniformemente
espaciadas y tienen un rango de temperatura amplio. Los primeros crudos de este
tipo fueron de color negro, de alli su nombre. También se le llama crudo de bajo
encogimiento o crudo ordinario. Estos crudos tienen GOR < 1000 pcs/STB, el cual
se incrementa por debajo del punto de burbuja. Bo< 2 y API < 45y el contenido
de C7+ mayor o igual a 30%. Las temperaturas del yacimiento son menores de 250
°F. La gravedad decrece lentamente con el tiempo hasta bien avanzada la vida del
yacimiento donde vuelve a incrementarse ligeramente. Este crudo es normalmente

negro (compuestos pesados) aunque pude ser marron o verduzco (Escobar, 2000).

2.4. Comportamiento de un yacimiento

La sumatoria del comportamiento de todos los pozos sirve de base para apreciar y
dilucidar detalles sobre los diferentes sectores y la totalidad del yacimiento. El
seguimiento continuo sobre el comportamiento del yacimiento aparece en estudios
e informes frecuentes, preparados por los ge6logos, ingenieros y demas personal
técnico especializado de la empresa. Los estudios e informes de productividad del

yacimiento cubren los siguientes aspectos. (Barberii, 1998)
2.4.1. Aspectos relevantes de un yacimiento

e Geograficos
Ubicacién del yacimiento y detalles de identificacion y acceso. Relacién geogréafica
con otros campos y/o ciudades y pueblos. (Barberii, 1998)

e Geologicos

Resefia sobre métodos de exploracion que condujeron al delineamiento,

interpretaciones y correlaciones. La columna geoldgica. Geologia del subsuelo.
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Origen, migracion y entrampamiento de los hidrocarburos. Caracteristicas
generales y especificas de los estratos productores. Secciones y correlaciones.
Mapas isépacos. Estimaciones de acumulaciones de hidrocarburos en sitio.
Observaciones y cambios basados en la obtencion e interpretacion de datos

derivados de pozos terminados Ultimamente. (Barberii, 1998)

e Petrofisicos

Caracteristicas de los estratos productores, profundidad, espesores, arena neta,
porosidad, permeabilidad, presion, temperatura, saturacion, caracteristicas de los

fluidos, contactos de los fluidos. (Barberii, 1998)

e Produccién

Correlaciones de analisis de relaciones presion-volumen-temperatura de los fluidos
al correr el tiempo. Comparaciones e interpretaciones de pruebas de pozos, mensura
de presion y temperatura general de presion de fondo de sectores o de todo el
yacimiento. Preparacion e interpretacion de graficos de produccion (petroleo-gas
agua) versus tiempo y/o presion para apreciar declinaciones y tendencias.
Aplicaciones de formulas matematicas y modelos para determinar y comparar
declinaciones y tendencias y formular proyecciones sobre el comportamiento futuro
del yacimiento. Analisis del comportamiento de extraccion primaria de
hidrocarburos y posibles aplicaciones futuras de métodos y mecanismos para
vigorizar la productividad del yacimiento por la inyeccion de gas y/o agua u otros

fluidos o aplicaciones térmicas, estimaciones de reservas. (Barberii, 1998)

e Econdmicos

Consideracion de inversion y gastos, rentabilidad de la produccion, modelos
econdmicos y alternativas para el desarrollo y continuidad de produccion del
yacimiento en las diferentes etapas de extraccion primaria y vigorizada. (Barberii,
1998)

e Mercado

Calidad y rendimiento de derivados. Opciones de venta de crudos y/o derivados
localmente o al exterior. (Barberii, 1998)
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2.4.1.1 Yacimientos de petrdleo pesado y extra pesado

En esta investigacion es necesario definir a los yacimientos de crudo pesado y extra

pesado debido al enfoque que se le da a esta investigacion.

Los crudos pesados y extra pesados se clasifican de esta manera debido a su
gravedad especifica, mientras mas denso es el petroleo mas baja es la densidad API
y varian desde los 4° hasta los 22,3° API para crudos extra pesados y pesados,
aunque estos crudos no siempre fueron pesado inicialmente se considera que todos
los crudo parten con una gravedad API entre 30° y 40°API el petrdleo se vuelve
pesado sélo luego de una degradacion sustancial ocurrida durante la migracion y
luego del entrampamiento. La degradacion se produce a través de una variedad de
procesos bioldgicos quimicos y fisicos, las aguas de formacion también remueven
hidrocarburos por solucion, eliminando los hidrocarburos de menor peso molecular,
los cuales son mas solubles en agua. El petréleo crudo también se degrada por
volatilizacién cuando un sello pobre permite que la moléculas més livianas se
separen y escapen, los crudos pesados se producen tipicamente de formaciones
geoldgicamente jovenes, Pleistoceno, Mioceno y Plioceno, estos yacimientos
tienden a ser someros y poseen sellos menos efectivos, la recuperacion de este crudo
en frio tiende a ser del 1% al 10% en frio y los yacimientos de la FPO no escapan a

esta realidad, poseen presiones que oscilan entre los 300 y 800psi. (Curtis, 2015)

2.4.2. Produccién primaria, secundaria y terciaria

Las operaciones de recuperacion de petréleo han sido tradicionalmente
subdivididas en tres etapas: primaria, secundaria y terciaria. Historicamente, estas
etapas describen la produccion de un yacimiento como una secuencia cronoldgica.
La etapa primaria, de produccion inicial, resulta del desplazamiento por la energia
natural existente en el yacimiento. La secundaria, es casi sindbnima de inyeccion de
agua, se implementa usualmente después de la declinacion de la produccion
primaria. Entre estos procesos, los tradicionales son: la inyeccion de agua y la

inyeccion de gas.

La recuperacion secundaria resulta del aumento de la energia natural, al inyectar

agua o gas para desplazar el petroleo hacia los pozos, sin embargo en los pozos
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productores de la FPO no aplica ya que el agua no tiene la capacidad de movilizar
al crudo. En el caso del gas, se inyecta en la capa de gas para mantener la presion o
expandirla. Los procesos de gas basados en otros mecanismos, como hinchamiento
de petroleo, reduccion de la viscosidad del petréleo, o comportamiento de fases
favorable, se consideran procesos de recuperacion mejorada de hidrocarburos
(RMH).

En cuanto a la recuperacion terciaria, la tercera etapa de produccion, es la que se
obtiene después de la inyeccion de agua (o cualquier proceso secundario utilizado).
Los procesos terciarios utilizan gases miscibles, quimicas y/o energia térmica para
desplazar petréleo adicional después de que un proceso secundario se vuelve no
rentable, presenta un esquema de los diferentes mecanismos de produccién del

petroleo.

La desventaja de considerar las tres etapas como una secuencia cronoldgica es que
muchas operaciones de produccion de los yacimientos no se llevan a cabo en el
orden especificado. Un buen ejemplo es la produccion de petréleo pesado que
ocurre en todo el mundo: si el crudo es suficientemente viscoso, no puede fluir a
tasas econdmicas mediante empujes de energia natural, de tal manera que la
produccién primaria seria insignificante; tampoco la inyeccion de agua seria
factible por lo que el uso de energia térmica o inyeccion de surfactantes podria ser
la Unica forma de recuperar una cantidad significativa de petréleo. (Paris de Ferrer,
2001)

Sin embargo estudios recientes indican que es posible la aplicacién recobro
mejorado de hidrocarburos a través de la inyeccion de surfactantes por medio de un
pozo inyector como método de produccion primaria, como premisa de que el factor
de recobro es mayor debido a que se aprovecha toda la energia inicial que posee el
yacimiento cuando el pozo productor es abierto por primera vez. (Venezuela Patent
No. 0247759 Al, 2012)
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2.4.2.1. Métodos de prediccion de inyeccion

Un método de inyeccion consiste en aplicar un conjunto de ecuaciones que simulan
el comportamiento esperado del yacimiento y permiten pronosticar informacion

sobre su futuro.

Método de Buckley y Leverett

El método de prediccion de Buckley y Leverett se fundamenta en la teoria de
desplazamiento y permite estimar el comportamiento lineal de petréleo cuando se
inyecta agua 0 gas a una tasa constante en un yacimiento. En este caso, se estimara
el volumen de petrdleo desplazado a cualquier tiempo, la tasa de produccién de
petréleo y el volumen de agua que se tiene que inyectar por cada volumen de
petréleo producido. Tiene poca aplicacion debido a las suposiciones en las cuales

se fundamenta, en especial la de flujo lineal.

Método de Dykstra y Parsons

En el método de Dykstra y Parsons el yacimiento de petréleo se considera como un
sistema estratificado formado por varios estratos y la recuperacion de petroleo se
calcula en funcion de la razon de movilidad y de la variacion de permeabilidad del

sistema. Se basa en las siguientes suposiciones:

e El yacimiento consiste de estratos de permeabilidad uniforme
aislados, es decir, se supone que no existe flujo cruzados entre capas.

e El desplazamiento es tipo pistdn sin fugas; es decir, solo existe una
fase que fluye en un determinado volumen de sistema.

e Flujo continuo y sistema lineal.

e Todas las capas tienen la misma porosidad y permeabilidades
relativas al petroleo y al agua, aunque tales propiedades pueden ser

variables.

Método de Stiles

En 1949, Stiles presenta un método para predecir el comportamiento de la inyeccion
de agua en yacimientos de petroleo parcialmente agotados, el cual toma en cuenta

la variacion de la permeabilidad y la distribucion vertical de la capacidad
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productiva, donde las distancias recorridas por los fluidos en las diferentes capas
son proporcionales a las permeabilidades de cada una de ellas. Las suposiciones

que lo fundamentan son:

e Flujo lineal y continuo

e Las tasas de produccion y de inyeccién en cada capa son proporcionales a
su permeabilidad y a la movilidad del flujo producido a través de cada una
de ellas.

e Como la razon de movilidad es igual a uno, el avance del frente en cada
capa es proporcional a su permeabilidad; sin embargo, en el cdlculo del flujo
fraccional de agua y de la razdn agua-petroleo, la razon de la movilidad
puede tener cualquier valor.

e Todas las capas tienen las mismas caracteristicas con excepcion de las

permeabilidades.

2.4.2.2. Métodos de recuperacién mejorada de hidrocarburos (RMH)

El término “recuperacion mejorada de hidrocarburos” se refiere a cualquier método
utilizado para recuperar mayor cantidad de petroleo de la que se podria obtener por
recuperacion primaria, estos métodos buscan reducir o eliminar la capilaridad y
fuerzas interfaciales que existen entre el crudo y los poros de la roca, en la figura 3
se muestra una clasificacion de los procesos de recobro mejorado. (Enhanced oil

recovery, 2001)

- Inyeccion de polimeros

- Surfactantes
Quimicos [aud- Inyeccion alcalina
- Espumas

- Emulsiones

- Inyeccion de vapor
- Combustion in-situ

Térmicos

- SAGD
- Calentamiento eléctrico

- Invasiones con alcohol
- Empuje con gas enriquecido.
- Di6xido de carbono

- - Bacterias y
ligelige microorganismos

Figura 3. Procesos y métodos de EOR (elaboracion propia)

Miscibles G
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ASP comparacion con método Intesurf®

Es una combinacion de varios métodos entre ellos alcalinos, inyeccion de
surfactantes, polimeros, y aminas con el objetivo de realizar cambios en la
mojabilidad se emplea un proceso de emulsificacion in situ. Este método de RMH
requiere adicionar al agua de inyeccion ciertas sustancias quimicas como hidrdxido
de sodio, silicato de sodio, soda caustica o carbonato de sodio, las cuales reaccionan
con los &cidos organicos que contiene el petroleo del yacimiento. A medida que el
agua alcalina y el petrdleo reaccionan, se van activando surfactantes en la interfase
petréleo-agua, las cuales permiten que el petréleo sea producido. (Paris de Ferrer,
2001)

En comparacion con el método de ASP la inyeccion de surfactantes a través del
método planteado por Manrique P. y colaboradores propone la inyeccion de
surfactantes en agua de produccion. Este método ayuda a resolver la problematica
de la disposicion de aguas residuales y evita la toma de agua de acuiferos para
consumo humano, tampoco utiliza polimeros, aminas o cualquier aditivo que
incremente los costos, otra ventaja muy importante es que esta tecnologia no busca
emulsificar el crudo en el agua de inyeccion ya que se ha demostrado que es muy
dificil mantener una emulsion donde la fase continua sea el agua, este tipo de
emulsiones se pueden ser revertidas durante el proceso dafiando severamente el
pozo a un grado donde sea imposible la aplicacion de cualquier otro método.
(Venezuela Patent No. 0247759 Al, 2012)

Inyeccidn de surfactantes en agua de produccién

Los surfactantes son compuestos cuyas estructuras moleculares contienen tanto
grupos hidrofilicos, como grupos hidrofébicos. Cuando se agregan a un medio
acuoso, las moléculas de surfactantes forman estructuras denominadas micelas, las
cuales permiten interactuar en la interfaz de ambos fluidos otorgandole sus
principales funciones como la reduccion de la tension interfacial por absorcion en
la interfaz liquido-liqguido y aumento de la solubilidad por medio de una
concentracion critica micelar, la cual para el caso del petrdleo permite que éste
penetre el corazon de las micelas formando un sistema de microemulsion.

De acuerdo a la carga que poseen los surfactantes se clasifican en: anionicos,
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cationicos, no idnicos y anfotéricos. Para la recuperacion mejorada del petroleo los
surfactantes que se emplean mayormente son los anionicos dentro de los que
destacan los sulfonatos, los cuales en base a su formula de agente tensoactivos

permite optimizar el proceso de recobro.

La cantidad de hidrocarburo que se produce por energia natural del yacimiento o
por la aplicacion de mecanismos como la inyeccion de agua o gas, por lo general
no es mayor al 40% de petroleo original en sitio, debido al efecto de las fuerzas
viscosas que impiden la fluidez del petréleo y fuerzas capilares que retienen el
hidrocarburo en el medio poroso. Es por ello, que la movilidad del petréleo residual
esta sujeta a una competencia entre las fuerzas viscosas y fuerzas capilares, que se
expresa a través del denominado numero capilar (Nc) definido como (Salager,
2002):
V*xu

Nc = —— Ecuacion N° 2
o*xcosO

M: Viscosidad del fluido desplazante (centipoise).

V: Velocidad del fluido desplazante (cm/seg).

6: Angulo de contacto (grado sexagesimal)
O': Tension interfacial (Nm/m)

2.5. Surfactante

La palabra "surfactant" no tiene una traduccién exacta en espafiol, lengua en la cual
se usa el término genérico de "tensoactivos", que se refiere a una actividad o a una
accion sobre la tension superficial o interfacial, es decir sobre la energia libre de
Gibbs. Este término es equivalente a surfactante solo si se supone que la actividad
superficial o interfacial se traduce necesariamente por un descenso de la tension, lo
cual es verdad en la mayor parte de los casos que tienen un interés practico. Para
esta investigacion se utiliz6 el término "surfactante”. En general, el término
tensoactivo se refiere a una propiedad de la sustancia. Los anfifilos tiene muchas

otras propiedades y se califican segun las aplicaciones: jabones, detergentes,
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dispersantes, emulsionantes, espumantes, bactericida, inhibidores de corrosion,
antiestatico, etc. O dentro de las estructuras de tipo: membrana, microemulsion,

cristal liquido, liposomas o gel. (Salager, 2002)

2.5.1. Clasificacion de los surfactantes

Los surfactantes se clasifican cominmente de acuerdo a la estructura de su molécula

o0 de acuerdo a su ionizacion en el agua
Los surfactantes aniénicos

Se disocian en un anién anfifilo y un cation, el cual es en general un metal alcalino
0 un amonio cuaternario. A este tipo pertenecen los detergentes sintéticos como los
alquil benceno sulfonatos, los jabones (sales de sodio de acidos grasos), los agentes
espumantes como el lauril sulfato, los humectantes del tipo sulfosucinato, los
dispersantes del tipo lignosulfonatos, etc. La produccién de los surfactantes
anionicos representa alrededor del 55% de los surfactantes producidos anualmente

en el mundo. (Islas, 1991)

Los surfactantes no-i6nicos

Estan en el segundo rango por orden de importancia con un poco menos del 40%
del total. En solucion acuosa no se ionizan, puesto que ellos poseen grupos
hidrofilos del tipo alcohol, fenol, éter o amida. Una alta proporcion de estos
surfactantes pueden tornarse relativamente hidrofilicos gracias a la presencia de una
cadena poliéter del tipo polioxido de etileno. EI grupo hidr6fobo es generalmente
un radical alquilo o alquil benceno y a veces una estructura de origen natural como

un acido graso, sobre todo cuando se requiere una baja toxicidad. (Islas, 1991)

Los surfactantes cationicos

Se disocian en solucién acuosa en un cation organico anfifilo y un anién
generalmente del tipo halogenuro. La gran mayoria de estos surfactantes son
compuestos nitrogenados del tipo sal de amina grasa o de amonio cuaternario. La
fabricacion de estos surfactantes es mucho mas costosa que los anteriores y es por
esta razon que no se les utilizan salvo en caso de aplicacion particular, como cuando

se hace uso de sus propiedades bactericidas o de su facilidad de adsorcion sobre
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sustratos bioldgicos o inertes que poseen una carga negativa. Esta ultima propiedad
hace que sean excelentes agentes antiestaticos, hidrofobantes, asi como inhibidores
de corrosion, y puedan ser utilizados tanto en productos industriales como para uso
doméstico. (Islas, 1991)

Surfactantes anfoteros

La combinacion dentro de una misma molécula de dos caracteres: anionico y
catiénico producen un surfactante llamado anfotero, como por ejemplo los
aminocidos, las betainas o los fosfolipidos; ciertos anfdteros son insensibles al pH,
otros son de tipo cationico a pH acido y de tipo aniénico a pH alto. Los anfoteros
son en general tan caros como los cationicos y por esta razon su utilizaciéon se

reduce a aplicaciones particulares. (Islas, 1991)

Surfactantes poliméricos

Estos son producidos asociando estructuras polimerizadas de tipo hidrofilico o
lipofilico, en forma de bloques o de injertos. Ciertos de estos surfactantes son
indispensables en procesos donde estan involucrados macromoléculas naturales

como en la deshidratacion de petréleo. (Islas, 1991)

En la figura 4 se presentan los diferentes tipos de surfactantes anteriormente

definidos.

Tensoactivos

+

CH—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH~0—S—0  Na

O=-—wmn—0

Anionico
B |f
CH;—CH;—GH;—CHy—CHy—CHy—GH;—CHy—CHy—CHy—CH—CHN=Chy O
CHy
Cationico
i CH; 0
+| //
CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH—CH;—C-NH-CHr CH-CHN—CH~C7.
CHs o
Anfotérico
CH;—CH;—CH;—CH,—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;—CH;+-0—~CH—CH}OH
No ionico

Figura 4. Estructura quimica de tensoactivos (Salager, 2002)
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2.5.2. Propiedades de los surfactantes

Los surfactantes poseen propiedades esenciales, adsorcion en la interfase y

asociacion en la solucion.

Adsorcién

Los surfactantes poseen una doble afinidad polar-apolar, las moléculas de
surfactantes tienden a satisfacer su doble afinidad a los compuestos hidrofilicos e
hidrofobicos, cuando los surfactantes se encuentran en una interfase agua-aire o
agua-aceite esta se orienta segin su afinidad de manera que el grupo polar se
encuentre en el agua y el grupo apolar en el aire o en el aceite. Para que suceda la
ubicacion de las moléculas en la interfase debe ocurrir una transferencia de energia
desde el seno de la solucion acuosa a la interfase, este fenOmeno se denomina
adsorcion de surfactantes, donde se reduce la tension entre las fases, de alli el
nombre de tensoactivos, responsable de la curvatura de la interfase deformacion de
gotas y fenébmenos capilares. La adsorcion de los surfactantes no se limita a la
interfase de liquido-liquido, sino que también se produce en las interfaces liquido-

solido y gas-solido como se muestra en la siguiente figura. (Louis, 1992)

Dentro de los métodos para medir la adsorcion de surfactantes se encuentra la
espectroscoia de fluorescencia molecular es un método que consiste en un proceso
de emision en el cual las moléculas son excitadas por la absorcién de radiacion
electromagnética. Las especies excitadas se relajan al estado fundamental,
liberando su exceso de energia en forma de fotones. Una de las caracteristicas mas
atractivas de los métodos de fluorescencia es su sensibilidad inherente, la cual es,
con frecuencia de uno a tres drdenes de magnitud mejor que las de la espectroscopia
de absorcion. No obstante, los métodos de fluorescencia se aplican mucho menos
que los métodos de absorcién debido al numero relativamente limitado de sistemas

quimicos que se pueden hacer fluorescer.
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Figura 5. Fendmeno de adsorcion en las diferentes interfases (Suarez, 2012)

Asociacion o agregacion

Las soluciones acuosas de surfactantes al aumentarse la concentracion del mismo
comienzan a adsorberse en la interfase del sistema, luego su concentracion aumenta
hasta que se forman las primeras micelas a cierta concentracion la interfase ya se
encuentra totalmente saturada de mondémeros y la tension interfacial llega a un
punto donde no se reduce mas, ese punto es denominado concentracién micelar
critica. La micelizacion es un tipo de micro precipitacion en donde el surfactante se
retrae parcialmente de la fase acuosa teniendo afinidad por si mismo en la parte

apolar de la molécula.

Concentracion micelar critica

Se denomina concentracion micelar critica (CMC) a la concentracion minima de
surfactante a partir de la cual se forman micelas espontaneamente en una disolucion.
La concentracion micelar critica es un punto definido con precision para cada
compuesto, la CMC es una de las mas importantes caracteristicas de un surfactante,
pues antes de alcanzarse la tensidén superficial depende directamente de la
concentracion de surfactante, pero permanece constante o crece de forma suave a

partir de la CMC, como se muestra en la figura 6. (Kruss, 2015)
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Figura 6. Tension de una solucién de surfactante a medida que se aumenta la concentracion
(Kruss, 2015)

2.6. Estimulacion de pozos petroleros

Una estimulacién de un pozo se define como el proceso mediante el cual se restituye
0 se crea un sistema extensivo de canales en la roca productora de un yacimiento
que sirve para facilitar el flujo de fluidos de la formacién al pozo, o de éste a la
formacion los objetivos de la estimulacion: para pozos productores, incrementar la
produccion de hidrocarburos; para pozos inyectores aumentar la inyeccion de
fluidos como agua, gas 0 vapor, y para procesos de recuperacion secundaria y

mejorada, optimizar los patrones de flujo. (Islas, 1991)

2.6.1. Tipos de estimulacion

Estimulacion por fracturamiento hidraulico

En este caso las caracteristicas del yacimiento permanecen inalteradas y el
mejoramiento de la productividad se da por el cambio de patron de flujo de radial
circular a lineal hacia una gran superficie dentro del yacimiento creada por el

fracturamiento hidraulico. (Islas, 1991)
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Estimulacion matricial

Un valor grande de S (dafio a la formacion) en general serd consecuencia de un
dafio en la zona vecina al pozo, debido principalmente a las operaciones de

perforacion, cementacion y terminacion del mismo. (Islas, 1991)

Esta alteracion en la vecindad del pozo puede realmente ser eliminada y asi reducir
a cero el valor de S, o en algunos casos disminuirlo mas a valores negativos. Esto
es posible lograrlo a través de la estimulacion matricial, la cual reduce el efecto
Skin, S, y el mejoramiento de la productividad del pozo resulta de un virtual
incremento efectivo del radio del pozo, dado por la ecuacion N°3 presentada a

continuacion.

S

TW =T1Tw*xe” Ecuacion N°3

rw”: Incremento efectivo virtual del radio del pozo (pies).
rw: Radio del pozo (pies).
S Factor de dafio (adimensional).

La estimulacién matricial a su vez se subdivide en dos modalidades la no reactiva
0 no &cida en la cual los fluidos de tratamiento no reaccionan quimicamente con los
materiales o sélidos de la roca, se utilizan principalmente soluciones oleosas o
acuosas, como alcoholes, solventes o surfactantes. La estimulacién matricial
reactiva en donde los fluidos reaccionan quimicamente con la formacion
disolviendo materiales que dafian la formacion, en estos casos se utilizan sistemas
de &cidos. (Islas, 1991)

2.6.1.1. Estimulacion matricial reactiva o acidificacion

La estimulacion matricial reactiva o acidificacién matricial consiste en la inyeccion
a la formacion de soluciones quimicas a gastos y presiones inferiores a la presion
de ruptura de la roca. En formaciones de alta productividad la acidificacion
matricial se utiliza para estimular la productividad natural del pozo, en donde las
soluciones de tratamiento reaccionan quimicamente disolviendo materiales

extrafios que dafian la formacion y disuelven los propios solidos de la roca.
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Este tipo de trabajos de estimulacion es dafiino ya que se convierte en una amenaza
para el metal de las tuberias y equipos de superficie, algunos acidos precipitan
productos del crudo, luego de la estimulacion ocurre una rapida declinacion de la
productividad, puede causar colapso de la formacion en la vecindad del pozo.
(Mendez J., 2009)

2.6.1.2. Utilizacion de surfactantes en la estimulacion matricial no reactiva

La molécula de surfactante es parcialmente soluble tanto en fluidos oleosos como
acuosos; sin embargo, la solubilidad preferencial de los surfactantes depende de la
relacion de sus grupos solubles en agua y aceite, por lo tanto un incremento en la
relacion de los grupos solubles en aceite propicia una mayor solubilidad en aceite;
por lo contrario un incremento de los grupos solubles en agua produce una mayor

solubilidad en agua. Algunos surfactantes son so6lo dispersables en agua o aceite.

El uso de los surfactantes para tratamiento de pozos se ha hecho imprescindible en
todo tipo de estimulacion. Especificamente en la estimulacion matricial no &cida, la
accion de los surfactantes se manifiesta principalmente en los siguientes

fendmenos:

Disminucidn de las fuerzas retentivas de los fluidos en el medio poroso

La accién bajo tensora de los surfactantes permite reducir las fuerzas capilares
responsables del entrampamiento de los fluidos en el medio poroso. (Islas, 1991)

Mojabilidad de la roca

Cuando la formacion en la vecindad del pozo llega a ser mojada por aceite, el aceite
se adhiere a la pared de los poros incrementando el espesor de la pelicula que moja
la roca con la consecuente disminucién del area libre de flujo del aceite y/o del gas.
(Islas, 1991) Originando que el sor aumente

Rompimiento de emulsiones

La formacion de una emulsién en el medio poroso restringe considerablemente el

flujo de fluidos al pozo, por lo que en algunos casos serd necesario destruir tales
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emulsiones, en algunos casos se quiere emulsificar para otorgar mayor movilidad

al crudo creando emulsiones en donde la fase continua es el agua.

Una emulsion es un sistema en el cual un liquido es dispersado en forma de gotas
en otro fluido inmiscible. La emulsién puede ser estable o inestable. El liquido
disperso constituye la fase discontinua, y el otro liquido la fase continua. En el caso
de los yacimientos se presentan méas frecuentemente emulsiones agua aceite, que

emulsiones aceite en agua.

Cuando dos liquidos inmiscibles entran en contacto y se mezcla, se llega a formar
una esfera que ofrece un éarea de superficie minima y también una fuerte tension
interfacial. Si existe un agente surfactante de tipo emulsificante (que puede
encontrarse en el propio aceite o en los fluidos de invasion), las superficies de las
gotas de la fase dispersa adquieren cierta rigidez. Esto genera emulsiones estables
que pueden agravarse por cargas electrostaticas provenientes de las moléculas de
agua o presencia de finos que actian como agentes emulsificantes. Para crear una
emulsion estable, se requeriran entonces liquidos inmiscibles, suficiente agitacion

y un agente emulsificante.

Los surfactantes acttan en las emulsiones reduciendo la tension interfacial, lo cual
permite romper la rigidez de la pelicula, o neutralizando el efecto de los agentes
emulsificantes. Adicionalmente el cambio de Mojabilidad de las particulas sélidas

también puede coadyuvar en el rompimiento de la emulsion. (Islas, 1991)

2.6.2. Accién de los surfactantes no-idnicos en estimulacion matricial

Las moléculas de estos surfactantes no ionizan, en combinacion con otros productos
quimicos, los surfactantes no-i6nicos pueden proporcionar otras caracteristicas,

tales como alta tolerancia al agua dura y al pH acido.

La mayoria de los surfactantes no-iénicos son derivados de Oxido de etileno o
mezclas de 6xido de etileno-0xido de propileno. Ya que la solubilidad en agua de
los no-idnicos se debe a la formacion de puentes de hidrogeno o a la atraccion de

agua por el oxigeno proveniente del 6xido de etileno, esta atraccion se reduce a altas
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temperaturas y/o altas concentraciones de sal, ocasionado que la mayoria de los
surfactantes no-ionicos se separen de la solucion. (Islas, 1991)

2.7. Caracteristicas que debe poseer un fluido acuoso de inyeccion en

procesos de Estimulacion y RMH

Un fluido acuoso de inyeccién debe poseer una serie de propiedades y
caracteristicas que asegure que no va a generar dafios al yacimiento y que al entrar
en contacto con el medio poroso, cumpla con los objetivos planteados durante el
proceso de estimulacion y recuperacion mejorada de petrdleo. Este fluido de

inyeccidn debe cumplir con las siguientes caracteristicas:

Propiedades fisicoquimicas similares a las del agua de formacién para evitar

incompatibilidades.

e Bajas concentraciones de solidos no disueltos, para evitar taponamientos del
medio poroso.

e Una concentracion del 2% de inhibidor de arcillas para evitar el
hinchamiento de las mismas.

e Ser capaz de modificar la condicion de mojabilidad natural al aceite
presentada por yacimientos de crudos pesados y extrapesados. (Proyecto
USB-INTEVEP, 2009)

2.7.1. Agua de produccion como fluido base de inyeccion de Surfactantes

Se considera agua de produccion a aquella agua que es extraida en conjunto con el
hidrocarburo en las operaciones de produccion de un yacimiento, y separadas en
superficie mediante el proceso de deshidratacion.! En la investigacion se define el
agua producida como el agua que se separa del crudo en el deshidratador, luego
atraviesa un tren de intercambiadores de calor y finalmente es enviada a la planta
de tratamiento de agua producida. En la planta de tratamiento se inyectan una serie
de quimicos como: clarificante, secuestrante de oxigeno, biocidas, entre otros; para
hacer mas eficiente la separacion del crudo remanente del agua producida, con la

finalidad de que esta cumpla las especificaciones para ser reinyectada.
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2.7.2. Composicion fisicoquimica del agua de produccion

Los componentes primarios presentes en el agua de produccion dependen
principalmente de los yacimientos a partir de los cuales son obtenidas estas aguas.
La mayoria de estos componentes han sido estudiados en forma extensa e
individualmente en varias oportunidades por diversas razones. Una de las
principales preocupaciones de reutilizar estas aguas para procesos de inyeccion, es
la presencia de ciertos cationes que tienden a formar sales o0 compuestos insolubles
que tapan el medio poroso. Otro caso es cuando estas aguas tienen como destino
ser vertidas en los océanos, para ello debe analizarse fundamentalmente el

contenido de aceite y grasas.

Los principales componentes presentes en el agua de produccién y las propiedades
de los mismos que se miden en el laboratorio se presentan en la tabla 3. (Suérez,
2012)

Tabla 3. Principales componentes y propiedades presentadas por el agua de produccién. (Suérez,
2012)

Cationes Aniones  Otras propiedades

Ca? Cl- pH

Mg ?2*  COs? Tension superficial
Na * HCOs  Solidos suspendidos
Fe3*  S0s4%  Sélidos disueltos
Ba ?* NOs" Solidos disueltos

Sr3* PO43  Conteo Bacteriano

En la tabla 4 se presentan las ventajas y posibles desventajas de emplear el agua de
produccién como fluido base de inyeccion surfactantes en procesos de estimulacion

y recuperacién mejorada.
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Tabla 4. Ventajas y desventajas al emplear el agua de produccion como fluido base de inyeccion.
(Suérez, 2012)

Ventajas Desventajas

Presencia de agentes tensoactivos ) )
] Concentraciones considerables de
provenientes del proceso de . _
y solidos no disueltos
produccién de crudo

Salinidad y otras propiedades Presencia de iones divalentes capaces
fisicoquimicas similares a las de formar precipitados insolubles al
propiedades del agua de formacion entrar en contacto con la formacion
del yacimiento receptor receptora

) _ _ Presencia de iones divalentes capaces
Presencia de iones K* ¢ solucién, los o _
. o de formar precipitados insolubles al
cuales son utilizados para inhibir el )
_ _ _ entrar en contacto con la formacion
hinchamiento de arcillas
receptora

2.7.3 Analisis de los componentes y de las propiedades fisicoquimicas
presentadas por el Agua de Produccion.

Cationes

Calcio: los iones son un componente principal de las salmueras de yacimientos
petroliferos. El i6n calcio se combina facilmente con bicarbonatos, carbonatos y
sulfatos para formar precipitados insolubles los cuales taponarian el medio.

Magnesio: estos iones se presentan solamente en bajas concentraciones y también
forman incrustaciones. Normalmente se encuentra como un componente de la

incrustacion del carbonato de calcio.

Sodio: es el cation mas abundante en las salmueras de yacimientos petroliferos,
generalmente se halla en concentraciones superiores a 35000 ppm. Se considera
unicamente problematico al precipitarse como cloruro de sodio en grandes

cantidades, esto ocurre cuando se tiene agua extremadamente salada.
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Hierro: el contenido de hierro disuelto generalmente es muy bajo en el agua de
produccion, valores altos son sinénimo de corrosion. Puede estar disuelta en forma
férrica o ferrosa (Fe** 6 Fe?*); o pueden estar en suspension como precipitado de
hierro. El hierro también se combina con los sulfatos y materias organicas para
formar un lodo de hierro, y es practicamente susceptible de formar lodos si hay
acidos presentes. EI conteo de hierro es usado para detectar o monitorear el grado

de corrosion.

Bario: es uno de los metales presentes en el agua de produccién que se puede
combinar con los sulfatos para formar sulfato de bario insoluble (precipitado
extremadamente insoluble). Aun en cantidades pequefias puede causar grandes
problemas. El bario se queda en la superficie por mucho tiempo por lo que se debe
evitar la descarga en la superficie.

Estroncio: puede combinarse con el sulfato y formar precipitados insolubles de
sulfato de estroncio. Aunque es mas soluble que el sulfato de bario, se encuentra a

menudo mezclado con el sulfato de bario. (Suarez, 2012)

Aniones

Carbonato: esta practicamente en toda agua de formacién y por ende en el agua de
produccidn, sobre todo si se tiene un pH elevado, reacciona con algunos cationes

para formar precipitados insolubles.

Bicarbonato: se encuentra en la mayoria de las aguas de formacion en ocasiones en
concentraciones mayores a 800 ppm, lo cual es bastante perjudicial ya que pueden
reaccionar facilmente con los cationes bario, magnesio o calcio para formar

precipitados insolubles.

Sulfato: es el alimento de las bacterias reductoras de sulfatos que pueden llevar a la
formacion de H2S en el yacimiento, este anion tiene tendencia a reaccionar con los

cationes estroncio, bario o calcio y llegar a formar incrustaciones insolubles.

Cloruro: es el ion méas predominante en el agua de formacion y de produccidn, que
caracteriza a la misma, su mayor fuente es el cloruro de sodio (NaCl) por lo que la

concentracion de cloruros es la medida de la salinidad de agua. El principal
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problema del manejo de cloruros es que la corrosividad de la salmuera aumenta

drasticamente con el contenido de cloruro. (Suarez, 2012)

Propiedades fisicas del agua

Conductividad: es la capacidad que posee una solucion acuosa de conducir
la corriente eléctrica, a 25°C. (Aguinaga, 1996)

Dureza total: se define como la suma de la concentracion de iones calcio y
magnesio, expresados como carbonato de calcio, en mg/L. (Aguinaga,
1996)

pH: el ph o la actividad del ién hidrogeno indican a una temperatura dada,
la intensidad de las caracteristicas acidas o basicas del agua. (Aguinaga,
1996). El pH se define como el logaritmo de la inversa de la actividad de
los iones hidrégeno, pH=-log[H+]. [H+]= actividad de los iones hidrdgeno
en mol/L. (Aguinaga, 1996)

Solidos en suspensidn: son los materiales retenidos por un filtro estandar
de fibra de vidrio y secado 103-105°C. Los solidos suspendidos fijos son
los residuos resultantes luego de calcinar a 550£50° la muestra retenida en
el filtro. Los sélidos suspendidos volatiles corresponden a los compuestos
perdidos durante la calcinacion a 550+50°C de la muestra retenida en el
filtro. Se determinan por diferencia de peso entre sélidos suspendidos totales
y fijos. (Aguinaga, 1996)

Turbidez: es una medida de la propiedad Optica que causa dispersion y
absorcion de la luz con disminucién de la transmision en linea recta. Se
miden en unidades de turbidez nefelométrica, (NTU) (Aguinaga, 1996).
Alcalinidad: del agua se puede definir como una medida de su capacidad
para neutralizar acidos. En las aguas naturales, esta propiedad se debe
principalmente a la presencia de ciertas sales de acidos débiles, aunque
también puede contribuir la presencia de bases débiles y fuertes. (Henry,
1999)
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2.8. Propiedades del medio poroso

El medio poroso es una estructura compleja donde ocurren distintos fenémenos e
interacciones entre los fluidos que alli se alojan.

2.8.1. Porosidad

Fraccion del volumen total de la roca que corresponde a espacios que puedan
almacenar fluidos como se presenta en la figura 7 y se define en la ecuacion N°4.
(Padron, 2012)

1% L,
o = V—IZ Ecuacion N°4

®= Porosidad
Vp= Volumen poroso de la muestra (cm3)

Vt= Volumen total de la muestra (cm?3)

Granos

Figura 7. Explicacién gréafica de la porosidad (Padrén, 2012)

Tipos de porosidad

Segun la comunicacion de sus poros como se muestra en la figura 8 la porosidad se
puede clasificar en efectiva con poros interconectados, no efectiva para poros no

interconectados las ecuaciones N°4 y N°5 muestran como calcular las diferentes
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porosidades, por ultimo la porosidad absoluta la cual es la suma de las dos

anteriores.

Vpint
vt

defectiva = Ecuacion N°5

Vpnoint
vt

Pnoefectiva = Ecuacion N°6

A
QQ
y

Yy

Poros
Interconectados

—
Poros No

Interconectados

Figura 8. Porosidad efectiva y no efectiva (Padrén, 2012)

2.8.2. Saturacion de fluidos

La saturacion es otra de las propiedades importantes a determinar, cudl es la
saturacion de fluidos es el yacimiento. En la mayoria de la formaciones petroliferas
ocurre que la roca estuvo saturada con agua inicialmente antes de la invasion y
entrampamiento del crudo, siendo el petrdleo menos denso que el agua este se ubica
en general en la parte superior del yacimiento aunque el crudo no desplaza en su
totalidad al agua que inicialmente estaba alojada en los poros de la roca, para
determinar la cantidad de hidrocarburos acumulados en la roca es necesario
determinar la saturacion de los fluidos (petréleo, agua y gas). En la figura 9 se

muestra una distribucién de los fluidos en el yacimiento. (James, 1988)
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Figura 9. Porosidad efectiva y no efectiva (Padrén, 2012)

2.8.2.1. Métodos para determinar la saturacion de los fluidos.

Existen dos enfoque principales para la medicion de la saturacion de los fluidos. El
primer enfoque es un método directo y consiste en la seleccion de muestras de roca
y medir la cantidad de fluidos que se encuentra contenida en las muestras. Otro
enfoque indirecto para determinar la saturacion de los fluidos es el uso de registros

eléctricos. (James, 1988)

Determinacién de la saturacion a partir de muestras de roca

La determinacién de la saturacion a partir de la toma de muestras de roca de un
yacimiento consiste en tomar una pequefia muestra y calentarla hasta evaporar el
agua y el crudo, el cual es condensado y recolectado en un recipiente receptor este
método es conocido como retorta, y tiene algunas desventajas es necesario alcanzar
temperaturas en el orden de los 550-600°C en donde parte del agua se puede
cristalizar y arroja un error de medicion considerable ya que no se podria

contabilizar el agua cristalizada. (James, 1988)

2.8.2.2. Definicion de saturacion critica

La permeabilidad relativa puede ser igual a cero a una saturacion dada. Para las
fases en movimiento, estas saturaciones se denominan: Saturacion de Agua critica

(Swc) esta corresponde a la saturacion en la cual la fase acuosa inicia el flujo.
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Para la fase desplazada la saturacién minima es la residual, para petréleo desplazado
por agua (Sor). La saturacion de agua irreducible (Swir) es el volumen poroso
ocupado por agua en un yacimiento con maxima saturacion de hidrocarburo. En
rocas mojadas por agua, representa la pelicula de agua en la superficie sélida
alrededor de los granos y las gargantas de poro, este fendmeno ocurre gracias a los
fendmenos de presiones capilares. (Proyecto USB-INTEVEP, 2009)

Determinacion de la saturacion mediante registros eléctricos

Los fluidos que se encuentran contenidos en las rocas de un yacimiento son agua,
petréleo y gas, el petréleo y el gas no son conductores eléctrico en cambio el agua
en un buen conductor eléctrico cuando contiene sales disueltas como el agua de
formacion. La corriente es conducida en el agua por el movimiento de iones. La alta
resistividad del crudo es registrada en superficie y puede ser interpretada por
especialistas en registros eléctricos mediante las ecuaciones de resistividad y el
factor de formacion definido por Archie. (James, 1988)

2.8.3. Permeabilidad y Ley de Darcy

Una de las caracteristicas que debe conocerse en un yacimiento, es su habilidad para
permitir el flujo de fluidos a través de él, la cuantificacion de esta caracteristica es
de suma importancia para estudios relativos a la explotacién de un yacimiento esta

propiedad del medio poroso es conocida como permeabilidad.

La expresion que nos permite cuantificar la permeabilidad es conocida como la Ley

de Darcy y viene representada por la siguiente ecuacion. (James, 1988)

Ecuacién N° 7

_ L(cm)*Q((cm”"3)/seg)*u(cp)
...... K(darcy) = A(em~Z AP (atm)
Para darle validez a la Ley de darcy el fluido debe cumplir con los siguientes

postulados.

o El fluido debe ser incompresible.
e El fluido es homogéneo y monofasico.
e El fluido no reacciona con el medio poroso.

e El flujo es viscoso.

36



e El flujo es lineal.

e El flujo es isotérmico.

e El flujo es horizontal.

e Laviscosidad es independiente de la presion.

e El fluido satura 100% el medio poroso.

2.8.3.1. Clasificacion de la permeabilidad

La permeabilidad se separa en tres concepciones, la permeabilidad absoluta,

permeabilidad efectiva y permeabilidad relativa.

Permeabilidad absoluta

Es la permeabilidad cuando la saturacion del medio consiste en 100% de fluido en
movimiento. (Padrdn, 2012)

Permeabilidad efectiva

La permeabilidad efectiva de una fase es la capacidad de un medio poroso de
permitir el paso de dicha fase a una determinada saturacion, cuando en el sistema

existen varias fases (agua, petrdleo y gas).

Permeabilidad relativa

Es la relacion que existe entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad
absoluta. Esta medida es muy importante en ingenieria de yacimientos ya que da
una medida de la forma como un fluido se desplaza en el medio poroso. La
sumatoria de las permeabilidades relativas es menor de 1. A continuacién en la
figura 10 se presenta una curva tipica de permeabilidades relativas, los puntos mas
importantes para destacar en este tipo de curvas son los end points, saturacion de
agua residual (Swr), saturacion de petréleo irreducible (Sor), permeabilidad relativa
maxima del petroleo (Kromax)y permeabilidad relativa maxima del agua

(Krwmax).
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Figura 10. Curva tipica de permeabilidad relativa al agua y al petrdleo

2.8.4. Medicion de la permeabilidad

Para la determinacion de la permeabilidad relativa y absoluta en el laboratorio es
necesario realizar pruebas de desplazamiento de crudo a flujo constante en
condiciones de yacimiento, en donde a través de una celda se inyecta un fluido a
determinado caudal penetra el nicleo que se encuentra encapsulado en la celda este
genera un diferencial de presion a la entrada y a la salida; conocidas las dimensiones
del ndcleo y viscosidad del crudo se aplica la ley de darcy para obtener un resultado
de la permeabilidad.

2.9. Interacciones roca-fluido, fluido-fluido

Durante la perforacion y produccion de pozos petroleros existen interacciones entre
los fluidos y la roca que los contiene, algunas de esas interacciones se ven afectadas
por la introduccion de fluidos extrafios a la formacion a continuacion de definiran

conceptos que permitan el entendimiento de tales interacciones.

2.9.1. Tensién superficial

Se define como el trabajo necesario para crear una nueva unidad de superficie en la
interfase que separa los fluidos ya sea agua-solido, gas-sélido, gas-agua o solido-
gas. La fuerza por unidad de longitud requerida para crear un area de superficie

adicional se define en la ecuacién N° 8.
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Trabajo (W dinas mN .,
= — W) = =— Ecuacion N°8
Area (4) cm m

2.9.1.1. Métodos para medir la tension superficial

Método de la placa de Wilhelmy

En este método se mide la fuerza hacia abajo que sobre una placa lisa ejerce la
superficie o interfase a la cual se desea determinar la tension cuando esta placa toca

exactamente esa superficie o interfase.

El lado inferior de la placa se pone en contacto con la superficie del liquido para
que se moje, 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 de curva, se
levanta la placa hasta que se produzca el arranque, este procedimiento se presenta
en la figura 11. (Anton de Salager, 2005)

FUERZA F
g g a
| | | | N\ | | |
Ll Liquido J LZ J L3 J L4 J
W
Fuerza de Tension

Figura 11. Método de la placa de Whilhelmy (Salager, 2002)

Meétodo del anillo de Nouy

Un anillo se coloca sobre la superficie del liquido como se presenta en la figura 12
y se mide la fuerza requerida para separar el anillo de la superficie. En este método
debe asegurarse el mojado completo del anillo para obtener resultados
reproducibles y de significado. Es un método sencillo, rapido, de alta precision, no
muy dependiente del angulo de contacto. Es una variante del método de la placa

que tiene ciertas ventajas en cuanto a precision.

39



~S oo

Figura 12. Método del anillo de Nouy (Salager, 2002)

2.9.2. Humectabilidad o mojabilidad

Tendencia de un fluido en presencia de otro inmiscible con él a extenderse o
adherirse a una superficie sélida. Los compuestos polares organicos en el crudo
reaccionan con la superficie de la roca convirtiéndola en mojable por petroleo,
aungue geoldgicamente el agua es la fase mojante del medio en condiciones
originales cuando el crudo entr6 a la cuenca proveniente de la roca madre el
yacimiento estaba mojado por agua sin embargo la migracion del crudo interactu6

con la roca haciendo que cambie la mojabilidad de la misma

El angulo de contacto es una medida indirecta de mojabilidad. Si 6>90° hace
referencia a un sistema mojado por aceite y si 6<90° se dice que el sistema esta
mojado al agua, en la figura 13 se muestran sistemas de diferente mojabilidad
(Escobar, 2000)

Sistema atractivo Aire
8 < 90 grados P
L~ B El agua trata de
Agua \\ extenderse al
VIDRIO maxima
Sistema repulsivo
6 = 90 grados T T
/’ ., Aire
/ N\
\ I.-"’ \"'.
\{ |
| Mercurio |
W / El mercurio trata
,"’ de extenderse al
VIDRIO minimo

Figura 13. Sistema mojante y sistema no mojante (Escobar, 2000)
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2.9.2.1. Mojabilidad en la Imbibicion y la alteracion de la mojabilidad

La interdependencia de la imbibicién y la mojabilidad de la roca conllevan a que la
separacion de los dos términos sea practicamente imposible. Se puede correlacionar

la imbibicion espontanea y forzada con indicadores de mojabilidad.

Hasta la década de los 80 se suponia que la mayoria de los reservorios eran mojados
por agua, sin embargo estudios recientes demuestran que esta suposicion es errada.
La mayoria de los yacimientos mojados por petréleo poseen un factor de recobro
menor a aquellos mojados por agua, lo cual es explicado en parte por el fenémeno
de imbibicion y otras interacciones complejas como la cantidad de surfactantes
naturales que contenga el petroleo (asfaltenos) generando un cambio en el
comportamiento de la mojabilidad, lo cual forza un complejo hidréfobo muy
estable. (Proyecto USB-INTEVEP, 2009)

Por las razones expuestas la alteracion de la mojabilidad del yacimiento es de vital
importancia con la finalidad de mejorar el recobro en yacimientos mojados por el
petrdleo. La manera de alterar la mojabilidad puede consistir en el uso de

surfactantes (método quimico).

2.9.2.2. Método para la determinacion de angulo de contacto

Existen diversos métodos para medir la preferencia de la mojabilidad de un
yacimiento.

Medicién de angulo de contacto

Se utilizan diversos métodos para crear lineas de contacto mdviles, desde las cuales
se miden los angulos de contacto correspondientes al avance y retroceso del agua
como se presenta en la figura 14. La hipdtesis de esta prueba es que el petroleo
crudo cambiara la superficie del modelo bajo condiciones de temperatura, pH y
concentraciones de sal de la salmuera de la formacion. (Abdallah, 2007)
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Figura 14. Diferentes tipos de mojabilidad de una gota sobre una superficie horizontal (Abdallah,
2007)

Método de las permeabilidades relativas

El método consiste en el estudio detallado de las permeabilidades relativas para
distinguir los diferentes sistemas fuertemente mojados por agua o por aceite para
ello se utilizan las reglas de Craig presentadas en la tabla 5, llamadas también las

reglas de la mano derecha y se basan en la permeabilidad del aceite a la saturacion

de agua irreducible.

Tabla 5. Reglas de Craig para determinar la mojabilidad en el medio poroso

Observacion Mojado por agua Mojado por aceite

experimental

Saturacion de agua Generalmente mayor de  Generalmente menor de
irreducible 20 — 25% de volumen  15% de volumen poroso.
poroso.
Saturacion de agua a Mayor de 50% de Menor de 50% de
Krw = Kro volumen poroso. volumen poroso.
Permeabilidad relativaal ~ Generalmente menor de De 50 — 100% de
agua a la saturacion de  50% de volumen poroso. volumen poroso.
agua maxima
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En la figura 15 se presentan dos pares de funcion de permeabilidad un sistema
agua/petréleo, a fin de indicar el importante rol de la mojabilidad en la

permeabilidad relativa.
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Arenisca mojada por agua Arenisca molada por petroleo

Figura 15. Sistemas de funciones mostrando la mojabilidad de una roca al agua y al petréleo
(Proyecto USB-INTEVEP, 2009)

2.9.3. Presion capilar

Es la diferencia de presion entre el fluido de la fase no mojante y la fase mojante
viene dado por la ecuacion 9. En un sistema poroso se observa que las fuerzas
inducidas por la mojabilidad preferencial del medio con uno de los fluidos se
extiende sobre toda la interfase. Cuando los fluidos estan en contacto, las moléculas
cerca de la interfase se atraen desigualmente por sus vecinas. Si la interfase es
curveada la presion sobre un lado (céncavo con respecto al fluido méas denso)
excede la del otro lado (convexo con respecto al fluido méas denso), luego esa
diferencia es la presion capilar como se presenta en la figura 16. EI concepto de la
presion capilar como caracteristica de una roca porosa resulto de la representacion

de fendmenos capilares en tubos de didmetro pequefio (capilares). (Escobar, 2000)

Pc = Pm — Pnm Ecuacion N° 9
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Pc = presion capilar (atm)
Pm = presion del fluido mojante (atm)

Pnm = presion del fluido no mojante (atm)

F

atm

Figura 16. Principios de la presion capilar y diagrama de fuerzas
2.9.3.1. Procesos de desplazamiento
Drenaje

Proceso de cambio en los niveles de saturacion durante el cual la saturacion de la
fase mojante disminuye, es un proceso forzado en donde la fuerzas capilares
retienen la fase mojante, para que ocurra el drenaje debe existir la presion de
umbral, presion minima requerida para que la fase no mojante penetre en el medio

poroso y saturado por la fase mojante.
Imbibicion

Proceso en el cambio de los niveles de saturacién durante la cual la fase mojante

aumenta, es un proceso esponténeo.

Efectos de la temperatura y presion en el proceso de imbibicion

En experimentos previos, se ha demostrado que el aumento de la temperatura y

presion en rocas conlleva a un incremento en la tasa de imbibicion y por ende
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aumenta el recobro y la produccién. Se ha concluido que la dependencia de la
mojabilidad con la temperatura es afectada por gran diversidad de factores como
efecto de la temperatura en las propiedades electrocinéticas de la interfase
hidrocarburo-agua y sélido agua, y la composicion del agua de formacion.
(Proyecto USB-INTEVEP, 2009)

2.9.4. Fuerzas intermoleculares

Dentro de una molécula, los &tomos estan unidos mediante fuerzas (enlaces ionicos,
metalicos o covalentes, principalmente). Estas son las fuerzas que se deben vencer
para que se produzca un cambio quimico. Son estas fuerzas, por tanto, las que
determinan las propiedades quimicas, en la figura 17 se presentan los diferentes

tipos de fuerzas intermoleculares. (Corzo, 2015)

Fuerzas
intermoleculares

[\

Puentes de
| Fuerzas dipolo-dipolo |m hidrégeno

- /,.»l Fuerzas dipolo-dipolo inducido |

Fuerzas dipolo instantaneo-
dipolo inducido

Figura 17. Fuerzas intermoleculares (Corzo, 2015)

Fuerzas i6n-ion

Son las que se establecen entre iones de igual o distinta carga, los iones con cargas

de signo opuesto se atraen, los iones con cargas del mismo signo se repelen.

La magnitud de la fuerza electrostatica viene definida por la ley de Coulomb y es
directamente proporcional a la magnitud de las cargas e inversamente proporcional

al cuadrado de la distancia que las separa como se muestra en la figura 18.
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Con frecuencia, este tipo de interaccion recibe el nombre de puente salino. Son
frecuentes entre una enzima y su sustrato, entre los aminoécidos de una proteina o
entre los acidos nucleicos y las proteinas. (Corzo, 2015)

IONIC BONDS ARE BASED ON
ELECTROSTATIC ATTRACTION

ql q2

+ —

- _ 9.9
41t»30r2

Figura 18. Ley de Coulomb (Corzo, 2015)

Fuerzas ion-dipolo

La fuerza ion-dipolo existe entre un ion y la carga parcial de un extremo de una
molécula polar. Las moléculas polares son dipolos; tienen un extremo positivo y
uno negativo. Los iones positivos son atraidos hacia el extremo negativo de un
dipolo, mientras que los iones negativos son atraidos hacia el extremo positivo
como se muestra en la figura 19. La magnitud de la atraccion incrementa la carga

del i6n o la magnitud del momento dipolar. (Brown, 2004)

Figura 19. Atracciones i6n-dipolo (Corzo, 2015)

Fuerzas ion-dipolo inducido

Tienes lugar entre un ién y una molécula apolar. La proximidad del i6n provoca

una distorsion en la nube electronica de la molécula apolar que convierte de manera
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transitoria en una molécula polarizada. En este momento se produce la atraccion

entre el i6n y la molécula polarizada. (Corzo, 2015)

Fuerzas hidrofébicas

En un medio acuoso, las moléculas hidrofébicas tienden a asociarse por el simple
hecho de que evitan interaccionar con el agua. Lo hace por razones termodindmicas:
las moléculas hidrofdbicas se asocian para minimizar el numero de moléculas de
agua que puedan estar en contacto con las moléculas hidrofdbicas. Este fenomeno
se denomina efecto hidrofobico y es el responsable de que determinados lipidos
formen agregados supramoleculares. Es un ejemplo de la formacion de fuerzas
hidrofébicas la formacion de micelas como se muestra en la figura 20. (Corzo,
2015)

Figura 20. Efecto hidrofébico formacion de micelas (Corzo, 2015)

2.9.4.1 Fuerzas de Van der Waals

Cuando se encuentran a una distancia moderada, las moléculas se atraen entre si
pero, cuando sus nubes electronicas empiezan a solaparse, las moléculas se repelen

con fuerza.

El término "fuerzas de van der Waals" engloba colectivamente a las fuerzas de
atraccion entre las moléculas, son fuerzas de atraccion débiles que se establecen

entre moléculas eléctricamente neutras (tanto polares como no polares), pero son
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muy numerosas y desempefian un papel fundamental en multitud de procesos
bioldgicos. (Corzo, 2015)

Las fuerzas de van der Waals incluyen:

Fuerzas dipolo-dipolo inducido

Tienen lugar entre una molécula polar y una molécula apolar. En este caso, la carga
de una molécula polar provoca una distorsion en la nube electronica de la molécula
apolar y la convierte, de modo transitorio, en un dipolo. En este momento se
establece una fuerza de atraccion entre las moléculas. (Brown, 2004)

Fuerzas de dispersion de London

London reconocié que el movimiento de los electrones en un atomo o molécula
puede crear un momento dipolar instantdneo. Se considera los atomos de helio
como ejemplo. En una coleccion de dtomos de helio, la distribucion media de los
electrones alrededor de cada nucleo es esféricamente simétrica. Los atomos son no
polares y no poseen un momento dipolar permanente. La distribucion instantanea
de los electrones, en cambio, puede ser diferente la distribucion media. Por ejemplo,
si pudiera congelar el movimiento de los electrones de un atomo de helio en un
instante dado, ambos electrones podrian estar en el mismo lado del nacleo, justo en
ese instante, entonces, el &tomo tendria un momento dipolar instantdneo como se
muestra en la figura 21. Dado que los electrones se repelen, los movimientos de los
electrones de un atomo influyen en los movimientos de los electrones de los vecinos
cercanos. Asi el dipolo temporal de un &tomo puede inducir un dipolo similar en un
atomo adyacente y hacer que los &tomos se atraigan, esta interaccion atractiva se

denomina dispersion de London. (Brown, 2004)

Electrostatic
attraction

Helium atom 1 Helium atom 2

Figura 21. Representacion instantanea de dos dipolos en dos 4&tomos de helio que indican la

atraccion electrostatica entre ellos (Brown, 2004)
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Puentes de hidrégeno

Son un tipo especial de atraccion intermolecular que existe entre el atomo de

hidrogeno de un enlace polar (sobre todo un enlace H-F, H-O o H-N) y un par de

electrones no compartido en un ion o atomo electronegativo cercano (usualmente

un atomo F, O 6 N de otra molécula). Por ejemplo existe un puente de hidrogeno

entre el &tomo de H de una molécula de HF y el &tomo de F de una molécula de HF

adyacente, F-H---F-H como se muestra en la figura 22 (donde los puntos

representan los puentes de hidrégeno entre las moléculas). (Brown, 2004)
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Figura 22. Ejemplo de puentes de hidrégeno
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CAPITULO I11

3.1. Marco metodoldgico

Segun Herndndez Sampieri el método experimental es un proceso sistematico y una
aproximacion cientifica a la investigacion en la cual el investigador manipula una
0 maés variables y controla y mide cualquier cambio en otras variables. (Sampieri,
2003)

En la figura 23 se presenta el esquema experimental desarrollado durante la

investigacion:

Evaluacion de sistemas de surfactantes con agua de

produccion como medio para la RMH
Limpiezadelas J
arenas
\
Pruebas dentro del
medio poroso

Pruebas de desplazamiento Bruebas fuera del medio

poroso medicién de
angulo de contacto

Preparacion de soluciones a Pruebas de
diferentes concentraciones adsorcion

del surfactante
Pruebas d - Fluorescencia
M Pruebas de tension molecular
superficial
Cuantificacion del

Interacciones
Fluido-Fluido

Roca-Fluido

Determinacion de la
aadconcentracion micelar,
critica

surfactante adsorbido

Figura 23. Esquema de trabajo
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3.2. Medicion de la tension superficial

Se prepararon diferentes soluciones de dos especies de surfactantes a diferentes
concentraciones con cada agua de produccion en estudio como se muestra en la
tabla 6 para obtener la tension superficial por el método de la placa de Wilhelmy,
se utilizo el tensiometro KRUSS- tensiometer control panel K11 mostrado en la
figura 24. Es un equipo automatizado que cuenta con una balanza digital la cual
posee un gancho donde se coloca la placa la cual estara en contacto con el liquido
en estudio una vez que la placa entra en contacto con el fluido automaticamente el
equipo identifica dicho contacto posteriormente comenzaré el proceso de medicién
mostrando resultados en mN/m y una incertidumbre de 0.001mN/m el equipo mide
cada tres segundos hasta romper la barrera de energia que impide que se mezclen
ambas fases mostrando el resultado final de la tension. La muestra de fluido a
analizar es colocada en un porta muestras conectado a un bafio de agua que se
establece a la temperatura de trabajo deseada (50°C), posterior a cada medicion la
placa debe pasar por un proceso de limpieza que consiste in incinerar cualquier

residuo como sales o sedimentos que puedan adherirse a la placa.
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Tabla 6. Matriz de concentraciones para la medicién de la tension superficial

Agua de Agua de

- it Agua de Agua de
produccion produccién duccion d duccion d
de Cabrutica de Cabrutica ~Produiccion de - produccion de

Petromonagas Petromonagas
con el con el con el con el
surfactante surfactante

A B surfactante A surfactante B
ppm ppm ppm ppm

10 10 10 10

50 50 50 50

200 200 200 200
1000 1000 1000 1000
2000 2000 2000 2000
3000 3000 3000 3000
3500 4000 4000
4000 6000 6000
5000

Figura 24. KRUSS- tensiometer control panel K11
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3.2.1. Determinacion de la concentraciéon micelar critica (CMC)

Para la determinacion de la CMC se grafico la tension superficial Vs Log de la
concentracion en ppm para cada formulacion con sus respectivas aguas de
produccidn. Esta grafica nos permitira observar la concentracion a la cual se satura
la superficie del fluido con los mondmeros del surfactante y el valor de la tension
superficial se estabiliza.

3.3. Procedimiento para medicion de angulo de contacto

Antes de la medicion del angulo de contacto en el tensiometro de gota colgante es
necesario llevar las placas de silice a las condiciones reales de mojabilidad al crudo
para ello es necesario realizar un tratamiento de limpieza y envejecimiento como se

describe a continuacion.

3.3.1. Tratamiento para placas de silice

Limpieza de placas de silice

Para la medicion del &ngulo de contacto se utilizaron placas de vidrio (SiO,), con
las siguientes dimensiones 10,99mm de largo x 26mm de ancho y 1.2mm de
espesor. Antes de colocar las placas en agua de formacion pasaron por un proceso
de limpieza para la remocion de compuestos organicos e inorganicos y se dejaron
secar a la temperatura de laboratorio (24°C), para ser introducidas en agua de
formacion por 24 horas para llevar al estado inicial de mojabilidad que presenta la
cuenca sedimentaria, en la tabla 7 se muestra la concentracion de aniones y cationes
disueltos en las aguas de formacion de los campos correspondientes (Cabrutica y

Petromonagas).

Se procedié a medir el &ngulo de contacto para verificar la mojabilidad de las placas

al agua.

53



Tabla 7. Composicion quimica del agua de formacién (Manrique, Ensayos fisicoquimicos de las

aguas de produccion de la Faja Petrolifera del Orinoco, 2013)

ANione atione

Ph (cn (SO4) | (NO3) | (Ca) | (K) | (Mg) | (Na)
ppm ppm ppm | ppm | ppm | ppm | ppm
Petromonagas | 7,59 7234 7,74 <5 65 | 148 96 | 4302

Cabrutica 8.62 4551 8.9 <5 <5 | 100 17 | 5038

Envejecimiento de las placas de silice

Luego del proceso de limpieza y de haber estado en agua e formacion las placas se
colocaron en botellas con los crudos correspondientes a los campos en estudio en
una proporcion de 70% agua de formacion 30% crudo a temperatura de yacimiento
(50°C) por un periodo de 8 semanas con la finalidad de simular las condiciones de
yacimiento, una vez envejecidas las placas se procedio a determinar el angulo de
contacto inicial con los distintos crudos en estudio, en el capitulo IV se presentan
los resultados para los angulos de contacto luego del envejecimiento. En la figura

25 de muestran placas de silice luego de 8 semanas de envejecimiento.

Figura 25. Placas de silice envejecidas con crudo del campo Cabrutica

3.3.2. Evaluacién de formulacion quimica sobre las placas de silice envejecidas

Para este analisis se prepararon cuatro grupos de soluciones con el fin de analizar
el cambio de angulo de contacto a diferentes concentraciones de los surfactantes A

y B en aguas de produccién de Cabrutica y Petromonagas, en la tabla 8 se muestra
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las diferentes concentraciones de surfactantes a evaluar en los diferentes sistemas

de estudio.

Tabla 8. Concentracion de surfactantes evaluadas en la medicion de angulo de contacto

Concentraciones de

Surfactante Agua de produccion surfactante (ppm)
A Cabrutica
A Petromonagas 150, 200, 309, 400, 600, 800
B Cabrutica 50, 400, 622, 800, 1000
B Petromonagas 150, 200, 309, 400, 600, 800

Luego de preparadas las soluciones se introdujeron placas de silice (previamente
envejecidas) en cada una de las soluciones en periodos de tiempo como se muestra
en la figura 26, comprendidos de 2 horas, 4 horas, 6 horas, 24 horas y 72 horas, para
medir el cambio3 de la mojabilidad al crudo por las placas de silice luego del

envejecimiento en términos de variacion del angulo de contacto.

Figura 26. Placas de silice envejecidas puestas en la formulacion acuosa de surfactantes

3.3.3. Medicion de angulo de contacto

Para este experimento se utilizo el tensiometro de gota colgante OCA 20 mostrado
en la figura 27, el equipo esta conformado por un celda que se presenta en la figura
28 en donde se introduce la placa de silice, esta se mantiene fija en la celda gracias

a un montaje especialmente disefiado para tal fin, la celda esta acoplada a un bafio
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de agua que permite establecer la temperatura deseada, la celda es iluminada por
una ldmpara de hal6geno de intensidad ajustable, cuenta con un sistema Optico de
enfoque fino y continuo y de una cdmara fotogréafica de alta resolucion que facilita
la apreciacion del angulo de contacto, las imagenes obtenidas son procesadas por el
software SCA 20 el cual realiza automaticamente la medicién del angulo que forma

una gota de crudo con la superficie de la Iamina a ser evaluada.

Figura 28. Celda del tensiometro de gota colgante OCA 20
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3.4. Pruebas de interaccion Fluido-Fluido y Roca-Fluido fuera del medio
pOroso

Para evaluar la interaccion Fluido - Fluido y Roca - Fluido entre el crudo, agua de
formacion y la solucién del surfactante en agua de produccion se siguio el siguiente

protocolo de preparacion.

e Calentar los fluidos a utilizar a la temperatura del yacimiento por al menos
dos horas antes de mezclarlos.

e Todas las formulaciones a base de surfactantes se prepararan con agua de
produccidn del campo respectivo y filtrando previamente a 2 micrones.

e Preparar una mezcla de 70 % de crudo y 30 % de agua de formacién y
colocar en una botella como blanco.

e Todas las observaciones de las botellas deberan quedar registradas con fotos
bien nitidas mostrando el frasco para ver los fondos y las paredes de la
botella donde se podran mostrar las interacciones del fluido con el mineral.

3.4.1. Muestras de botella para el campo Cabrutica

1.- Preparar un conjunto de muestras de botellas con las siguientes especificaciones,

como se muestra en la tabla 9.

Colocar 50 ml de crudo (70%) y agua de formacion (30 %) y mezclar con 50 ml de

una solucion de A para cada uno de los siguientes sistemas:
Tabla 9. Soluciones preparadas para el analisis Fluido-Fluido, Roca-Fluido

Formulacion del
surfactante A en agua de

produccion del campo
Cabrutica

300ppm

600ppm

700ppm

750ppm

800ppm

1000ppm
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Luego agitar con mezclador por al menos dos horas a la temperatura del yacimiento
(50°C), dejar en reposo y observar el comportamiento del crudo dentro de las
botellas, registrar el % de agua, % de crudo, % Yy tipo de emulsion o microemulsién,
ver si hay adherencia del fluido a las paredes y si existe presencia de precipitados.

3.5. Acondicionamiento de las arenas y tapones de nucleo

Los tapones de nuacleo obtenidos para la realizacion de las pruebas de
desplazamiento asi como las arenas para cuantificar la adsorcién de los surfactantes
fueron extraidas de pozos ubicados en los campos Cabrutica y Petromonagas, al
momento de perforar y extraer las muestras son contaminadas con lodos de
perforacion y es necesario eliminar dichos contaminantes ya que ocasionan un dafio
afectando directamente la mojabilidad y la permeabilidad de las arenas, otras
muestras son tomadas directamente de los ripios producidos estas muestras son

Ilamadas muestras de acarreo.

3.5.1. Lavado de arenas y tapones de nucleo

Para la limpieza de arenas y tapones de ndcleo se utilizd un sistemas de extraccion
Soxhlet como se muestra en la figura 29, consiste en colocar un solvente compuesto
por 70% de diclorometano 30% de metanol. Este solvente es calentado por una
manga térmica hasta su punto de ebullicién donde posteriormente los gases del
solvente son condensados para hacer contacto con la arena y realizar el proceso de
lavado, la arena esta contenida en un dedal hecho de un papel de filtro que retiene
la arena y deja pasar el solvente para la recirculacién del mismo, este proceso se
repite por unas 72 horas, posteriormente las arenas se colocaron en una estufa

durante 48 horas a 50 °C con la finalidad de evaporar los residuos de solvente.

58



Figura 29. Lavado de arenas en el sistema de extraccion Soxlhet

3.5.2. Envejecimiento de las arenas

El proceso de envejecimiento de las arenas siguiendo procedimientos
experimentales internos de INTEVEP, se hizo pasar agua de formacion a través de
las muestras de arenas a temperatura de yacimiento (50 °C), posteriormente se
mezclaron las arenas en envases de vidrio con crudo correspondiente a los campos
en estudio (Cabrutica y Petromonagas), los envases de vidrio fueron colocados en

un horno a 50 °C durante 12 semanas.

Luego de las 12 semanas es necesario remover el crudo de las arenas disolviendo
pentano (1:2 solvente/crudo) y agitando cada media hora durante un minuto,
posteriormente se filtraron las arenas al vacio con la ayuda de un kitasato y una

bomba de vacio.

3.6. Adsorcion de surfactantes en arenas envejecidas

Estas pruebas se realizaron por un método estatico que consistio en preparar en
viales diferentes concentraciones de surfactantes en agua de produccion
correspondiente a cada campo en estudio (Cabrutica y Petromonagas),
posteriormente se le agregé arena envejecida a una masa constante, los viales se
dejaron estaticos por 24 horas tiempo en que las arenas se dejan en remojo durante
las estimulaciones matriciales, transcurrido el tiempo se retir6 de las soluciones las
arenas envejecidas posteriormente se analizo cada muestra a través de la técnica de

espectroscopia fluorescencia molecular.
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Inicialmente se prepararon soluciones blanco en agua destilada para cada especie
de surfactante A y el B a una concentracion de 10ppm para determinar el nivel de
exitacion molecular de cada surfactante. Se procedié a medir la fluorescencia
molecular al mismo tiempo se le realizé la prueba a las aguas de produccion de los
campos en estudio (Cabrutica y Petromonagas), esto para determinar si el espectro
de fluorescencia se encuentra en el mismo rango, posteriormente se procedié a
preparar una serie de soluciones para cada campo en estudio, dichas muestras
estuvieron en contacto con la arena envejecida el tiempo anteriormente establecido,
seguidamente se retird el exceso de arena filtrando las muestras para garantizar
separar la totalidad de los granos. Al remanente de las muestras se le realizé la
prueba de fluorescencia molecular para determinar el diferencial del surfactante

adsorbido.

3.7. Recombinacion de crudo

Cuando el crudo es producido y llega a la superficie este libera el gas que se
encuentra contenido dentro del crudo, como consecuencia se disminuye la
movilidad y volumen, si queremos llevar el crudo a condiciones de yacimiento es
necesario restaurar el gas que tenia contenido antes de su produccion a condiciones
y temperatura de yacimiento, el procedimiento consiste en mezclar gas metano con
crudo a cierta proporcién utilizando el método de Standing and Katz asumiendo que
en el crudo no existen contaminantes como el azufre, se realizaron los céalculos

pertinentes para la recombinacion del crudo.

El proceso de recombinado consiste en calentar el crudo muerto (crudo sin gas) en
un reactor como se muestra en la figura 30 al mismo tiempo que es mezclado con
gas metano, a través de un gasémetro presentado en la figura 31 se cuantifica la
cantidad de gas inyectado, posteriormente el crudo ya combinado con el gas es
inyectado a un cilindro en donde se presuriza a la presion deseada (presion de
yacimiento) y se fija a la temperatura de yacimiento obteniendo crudo vivo (crudo

recombinado con gas).

60



Figura 31. Gasémetro para la cuantificacion del gas metano

3.8. Pruebas dentro del medio poroso

Las pruebas dentro del medio poroso consistieron en la caracterizacion del tapén de
nucleo realizado por la gerencia de estudios de yacimiento en donde se tomaron las
dimensiones del tapon de nucleo, se realizo la prueba de permeabilidad al aire y
determinacion de la porosidad, los datos obtenidos se cotejaron con los datos
provenientes del campo en donde se realizaron estudios similares esto para asegurar
que el tapon no sufrié ningun dafio o modificacion durante su transporte. Otra
prueba que se realizo fue la medicion de la permeabilidad absoluta al agua de

formacion del campo en estudio en este caso Cabrutica, también se realizaron
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pruebas de retorno de la permeabilidad y pruebas de recobro mejorado de

hidrocarburo igualmente para el campo sefialado anteriormente.

3.8.1. Montaje del equipo de desplazamiento

El equipo de pruebas de desplazamiento fue disefiado para simular las condiciones
de yacimiento y poder desplazar los fluidos del yacimiento a través del tapén de
nacleo, el sistema de desplazamiento consta de cuatro bombas ISCO SERIES D
como se muestra en la figura 35 encargadas de suministrar los caudales y mantener
las presiones necesarias en las diferentes pruebas, también consta de tres cilindros
tipo piston en donde se almacena el crudo, agua de formacion y la quimica utilizada
para la estimulacion y recobro mejorado de hidrocarburos como se presenta en la
figura 34, los cilindros de crudo y agua de formacion se encuentran dentro de un
horno que se mantiene a temperatura constante (50°C), dentro del horno también se
encuentran todas las tuberias por donde pasan los fluidos que van a la celda triaxial
o celda Hassler en donde se encuentra el tapon de nucleo encapsulado y sometido
a la presion de yacimiento gracias a una valvula de contra presion y a la presion de

sobrecarga que se mantiene constante con una de las bombas ISCO.

El sistema de desplazamiento cuenta con equipos de medicion de la presion, dos
manometros uno a la entrada de la celda triaxial y otro a la salida como se muestra
en la figura 33, la presion de los mandmetros se corrobora con una placa sensible a
los cambios de presidn que va conectada a un transductor de presiones de marca
Validyne como se muestra en la figura 36. A continuacion en la figura 32 se muestra

el esquema del sistema construido para las pruebas de desplazamiento.
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Figura 32. Esquema utilizado para la realizacion de pruebas de desplazamiento dentro del medio

poroso

Figura 34. Cilindros tipo piston con crudo y agua respectivamente
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Figura 35. Bombas ISCO, inyeccién de fluidos (izquierda), presién de sobrecarga (centro),

valvula de contra presién (derecha)

Figura 36. Montaje para la medicion del diferencial de presion

3.8.2. Colocacion del ntcleo en la celda Hassler

Este procedimiento es de vital importancia ya que el nucleo debe estar bien
encapsulado dentro de la celda Hassler, cualquier fuga provocara que los resultados
del ensayo estén errados. A continuacion se presentan una serie de pasos a seguir
segun un procedimiento interno de INTEVEP para colocar de manera correcta el

tapdn de nucleo dentro de la celda Hassler

e Seleccionar una celda y una manga de neopreno acorde a las
dimensiones del tapon de nucleo.

e Caracterizacion del nucleo, peso y saturacién irreducible (Sirr) de agua
de formacion.
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El ndcleo se coloca en una manga termo encogible, posteriormente se
coloca dentro de una manga de neopreno, como se muestra en las figuras
37y 38.

e Lamanga de neopreno se ajusta en las empacaduras internas de la celda
Hassler sin dejar ningan volumen muerto, se debe dejar un extremo fijo
y un extremo movil para la facil remocion del nucleo, como se muestra
en la figura 39.

e Las empacaduras se deben ajustar con los extremos de la maga de
neopreno con la ayuda de un alambre especial resistente al 6xido y a las
altas temperaturas, para garantizar la presion de confinamiento y evitar
fugas, como se muestra en la figura 39.

e La manga de neopreno ya empacada se pasa a través de la celda y se
ajustan los extremos de las empacaduras con las tapas mdviles de la
celda.

e Se prueba el sistema con la ayuda de las bombas ISCO para garantizar

tanto la presion de confinamiento (presion de yacimiento) y la presion

de sobrecarga (presion ejercida por las capas suprayacentes).

R

Figura 37. Tapén de ndcleo en la manga Figura 38. Tapén de ndcleo dentro de la manga

termo encogible de neopreno
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Figura 39. Manga de neopreno ajustadaa la  Figura 40. Sistema empacado y ajustado para

empacadura fija de la celda Hassler evitar fugas

3.8.3. Calculo de permeabilidades

Luego de caracterizar el nucleo por la gerencia de estudios de yacimientos este fue
sometido a un proceso de envejecimiento, se envejecio el nicleo a temperatura y
presion de yacimiento durante 1000 horas segun (Cuiec, 2009) las muestras de
nucleo alcanzan su mojabilidad inicial de 2 a 8 semanas de envejecimiento en crudo.
Es importante destacar que el nlcleo ya poseia la saturacién de agua irreducible de
11%, asi que se procedi6 al calculo de las permeabilidades relativas tanto para el

crudo recombinado como para el agua de formacion del campo Cabrutica.

Célculo de las permeabilidades relativas iniciales

Posterior al envejecimiento se procedié a medir la Krw y Kro, inicialmente se
inyect6 agua de formacion a una tasa de 0.05 cm3/min simultdneamente se midieron
los volimenes de crudo producidos y los diferenciales de presion registrados,
también se midié la primera gota de agua producida para determinar la Swbt ¢
momento de irrupcion del agua este proceso se muestra en la figura 41, finalmente
el nucleo se llevé a condiciones iniciales de saturacién de agua (Swi) inyectando
crudo recombinado a una tasa de 0.05 cm3/min. El punto maximo de permeabilidad
efectiva al crudo se tomé como permeabilidad absoluta méaxima fue la de aire
(Kair = 10895md).
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Figura 41. Proceso de inyeccidn para el clculo de permeabilidades relativas

Prueba de retorno de permeabilidad (PRP)

Luego de calcular las permeabilidades relativas para el sistema en estudio (nucleo
envejecido con crudo vivo y agua de formacion), se procede a saturar el nicleo con
crudo vivo nuevamente y posteriormente se inyectd un 5% del volumen poroso con
una formulacion quimica del surfactante A a una concentracién de 800ppm como
se muestra en la figura 42, esta solucion se dejo durante 24 horas ya que
normalmente durante operaciones de campo este es el tiempo que se deja en remojo

la formulacion quimica para las estimulaciones.

Pasado el tiempo de remojo se procede a desplazar con crudo a una tasa constante,
se registra el diferencial de presion, el tiempo y los volimenes de crudo producidos,
estos datos son introducidos en la ecuacion de flujo lineal de Darcy (ecuacidén N°7)
para calcular las permeabilidades efectivas del crudo, se realiza un grafico que
compara las permeabilidades efectivas al crudo por cada ciclo de estimulacién vs

el volumen poroso acumulado desplazado de crudo.
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Figura 42. Representacion de la inyeccion de la formulacidn quimica

3.8.4. Prueba de RMH

La prueba de RMH se realiz6 en el mismo tapdn de ndcleo proveniente del campo
Cabrutica utilizado en las pruebas de permeabilidad relativa inicial y que en las

pruebas de retorno de la permeabilidad.

Posterior a las pruebas de retorno de la permeabilidad se debe medir la nueva
permeabilidad relativa al agua de formacion y al crudo del campo Cabrutica para
poder comparar con los resultados que seran obtenidos en la prueba de RMH, la
primera etapa consiste en inyectar agua de formacion a una tasa de 0.05cm3/min
creando un flujo de fluidos tipo tapon, a medida que se inyecta el agua de formacion
por empuje de fluidos el crudo contenido en el tapon sera producido por la cara del
mismo, a partir de ese momento y a diferentes lapsos de tiempos se debe medir el
diferencial de presion, y los volumenes de crudo producidos estos datos son
introducidos en la ecuacion de flujo lineal de Darcy (ecuacién N°7) para calcular
las permeabilidades efectivas del crudo posteriormente se divide la Kefec entre la
permeabilidad absoluta obteniendo asi las permeabilidades relativas para ambos

fluidos.

Obtenidos los datos para las curvas de permeabilidades relativas se debe restaurar
el tapén de nacleo inyectando al menos 3 volimenes porosos de crudo proveniente

del campo Cabrutica culminada la inyeccion se deja por 24 horas el sistema estatico.
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El proceso de RMH consiste en la inyeccion alternada e inyeccion continua por un

pozo inyector de un surfactante en agua de produccién del campo en estudio

(Cabrutica) simultdneamente por el pozo productor se realizan inyecciones de la

misma especie de surfactantes estimulando el radio de drenaje del pozo. (Venezuela
Patente n® 0247759 Al, 2012)

El Procedimiento en el laboratorio se realiz6 de la siguiente manera:

Estimular la cara del tapon de ndcleo inyectando 5% del volumen poroso de
un surfactante en agua de produccién de Cabrutica a una concentracion que
se determiné analizando los resultados obtenidos en el calculo de la CMC,
angulo de contacto y pruebas fuera del medio poroso.

Dejar el sistema en reposo durante 24 horas.

Por el otro extremo opuesto a la cara del tapon (pozo inyector) como se
presenta en la figura 43 se inyectd la misma especie de surfactante a una
concentracion que se determing en el laboratorio, el volumen inyectado sera
la diferencia de volumen entre la Swi y Swbt obtenidos del calculo de
permeabilidades relativas iniciales, esa diferencia se divide entre tres (ya
que este sera el numero de ciclos a ejecutar) el valor resultante serd el
volumen inyectado en el medio poroso por cada ciclo.

Al mismo tiempo de la inyeccion de cada ciclo se miden los volumenes
producidos y se registran los diferenciales de presion obtenidos para
modelar las curvas de permeabilidades relativas.

El sistema se deja en reposo por 168 horas para permitir que el surfactante
se disipe mas alld de la interfase agua crudo y realice un cambio en la
mojabilidad.

El procedimiento se repite hasta cumplir con los ciclos de inyeccién
estipulados.

Luego de cumplir con los ciclos de inyeccion pre establecidos, la inyeccion
se realiza de manera continua hasta obtener una produccion de agua del
100%.
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Figura 43. Representacién del proceso combinado de estimulacion y recuperacion mejorada de

hidrocarburo
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CAPITULO IV

4. Resultados

4.1 Estudio de la CMC de los surfactantes A 'y B en agua de produccion de los
campos Cabrutica y Petromonagas

La determinacion de la CMC es uno de los primeros parametros para la
caracterizacion de un surfactante, es importante evaluar la capacidad que tiene de
reducir la tension interfacial del sistema agua- crudo, determinar qué tan efectivo
es el surfactante en el agua de produccion donde se va a transportar durante su

inyeccion al yacimiento.

A medida que se aumenta la concentracion del surfactante en el agua de produccion
los mondmeros se posicionan en la interfase solido-liquido es decir en las paredes
de las botellas donde estan contenidos, posteriormente en la interfase aire-agua de
produccion, para esta prueba el aire es como el crudo ya que el posicionamiento del
surfactante en la interfase es muy similar a la de crudo-agua. Al seguir aumentando
la concentracion se forman micelas dentro de la fase liquida que traen moléculas de
crudo a la fase acuosa es en ese momento que se forman emulsiones, aunque
dependiendo de la especie de surfactante las emulsiones se podrian formarse en la

fase no acuosa.

Con la determinacion de la CMC se busca determinar con el respaldo de otras
pruebas experimentales la cantidad de surfactante que se va a usar en la formulacién
a inyectar en los procesos de estimulacion y RMH en el grafico 1 se identifica como
a medida que aumenta la concentracion del surfactante A disminuye la tension
superficial entre el agua de produccion de Cabrutica y el aire, demostrando que el

surfactante es capaz de disminuir la tensién superficial.
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Tension (mN/m) vs Log concentracion (ppm) para el
surfactante A en agua de produccion de Cabrutica

43; « \RI1
42.5 \ \

2 AN
41.5 \

Ts (mN/m)

a1
405

40 R2 \\W;
39.5 AN

Log concentracién (ppm)

Gréfico 1. Tension superficial vs log de la concentracién (ppm) para el surfactante A y agua de

produccion de Cabrutica

En las ecuaciones 10 y 11 se muestran las rectas R1 y R2, estas rectas representan
las dos tendencias que aprecian en la grafica 1 siendo su interseccion el valor de
CMC.

Rl:y = —1.774748x + 44.874 Ecuacion N°10
R2:y = 0.079112x + 39.6941 Ecuacion N°11
Interseccion de R1 y R2: x=2.794479; y=39.915

CMC=10"2.794479log (ppm)= 622.98ppm

De la misma manera se determind la CMC para el surfactante A con agua de
produccién del campo Petromonagas aumentando la concentracion hasta generar
micelas en la fase liquida como consecuencia la tension superficial deja de
disminuir ya que la fase liquido-aire estd completamente saturada por lo
monomeros del surfactante. En el grafico 2 podemos observar el comportamiento

del surfactante A, a medida que se aumenta la concentracion.
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Tension (mN/m) vs Log concentracion (ppm) para el
surfactante A en agua de produccién de Petromongas
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Gréfico 2. Tensidon superficial vs log de la concentracién (ppm) para el surfactante A y agua de

produccion de Petromonagas

En las ecuaciones 12 y 13 se muestran las rectas R3 y R4, estas rectas representan
las dos tendencias que aprecian en la gréfica 2 siendo su interseccion el valor de
CMC.

R3:y = —5.45473x + 51.5546 Ecuacion N°12
R4:y = —0.10066x + 38.10477 EcuaciénN°13
Interseccion de R3 y R4: x=2.51206; y=37.8519

CMC=10"2.51206log (ppm)= 325ppm

En el grafico 3 se presentan los resultados experimentales de la CMC para el

surfactante B con agua de produccion de Petromonagas.
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Tension (mN/m) vs Log concentracion (ppm) para el surfactante B
en agua de produccién de Petromonagas
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Gréfico 3. Tensidn superficial vs log de la concentracién (ppm) para el surfactante B y agua de

produccion de Petromonagas

En las ecuaciones 14 y 15 se muestran las rectas R5 y R6, estas rectas representan
las dos tendencias que aprecian en la grafica 3 siendo su interseccion el valor de
CMC.

R5:y = —3.91228x + 49.7138 Ecuacion N°14
R6:y = —0.170365x + 40.393667 Ecuacion N°15
Interseccion de R5 y R6: x=2.49074; y=39.9693

CMC=10"2.49074log (ppm)= 309.5ppm
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En el grafico 4 se presentan los resultados experimentales de la CMC para el

surfactante B con agua de produccién de Cabrutica.

Tension (mN/m) vs Log concentracion (ppm) para el
surfactante B con agua de produccion de Cabrutica
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Gréfico 4. Tension superficial vs log de la concentracién (ppm) para el surfactante B y agua de

produccion de Cabrutica

En las ecuaciones 16 y 17 se muestran las rectas R7 y R8, estas rectas representan
las dos tendencias que aprecian en la grafica 4 siendo su interseccion el valor de
CMC.

R7:y =—2.793071x + 46.816843 Ecuacion N°16
R8:y = —0.027311x + 39.058843 Ecuacion N°17
Interseccion de R7 y R8: x=2.8051; y=38.982

CMC=10"2.8051log (ppm)= 638.41ppm

Realizando una comparacion entre las CMC de los surfactantes A y B tenemos que

para las soluciones preparadas con agua de Petromonagas el surfactante tiene mas
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efectividad que con agua de Cabrutica ya que se requiere una concentracién menor

para saturar la interfase liquido-aire.

En la tabla 10 podemos observar la composicion quimica de las aguas de

produccidn para los campos Cabrutica y Petromonagas

Tabla 10. Composicion quimica para las aguas de produccion (Manrique, Ensayos fisicoquimicos

de las aguas de produccion de la Faja Petrolifera del Orinoco, 2013)

Ph (Ch) (SOs) | (NO3) | (Ca) | (K) | (Mg) | (Na)
ppm ppm ppm | ppm | ppm | ppm | ppm
Petromonagas | 7,59 7234 7,74 <5 65 148 96 | 4302

Cabrutica 8.62 | 4551 8.9 <5 <5 | 100 | 17 | 5038

En estudios anteriores realizados por Manrique P. y colaboradores (Suéarez, 2012)
la CMC se encontr6 en el orden de los 3000ppm a 5000ppm con diferentes especies
de surfactantes, esto quiere decir que las especies de surfactantes utilizadas en la
presente investigacion son mas efectivas ya que para observar el efecto de reduccion

de la tension se requirié menor cantidad de surfactante.

4.1.1. Eficacia y eficiencia de los surfactantes

Las medidas de tension superficial permiten calcular una serie de parametros
propios de cada compuesto de surfactante en agua de produccién de Cabrutica y de

Petromonagas.

En la superficie liquido-liquido o liquido-aire no se puede decir que hay sitios de
adsorcién para las moléculas de surfactantes, estas moléculas se adsorben en la
interfase por eso se reduce su energia libre al satisfacer su doble afinidad polar-
apolar reduciendo la tension interfacial, este tipo de adsorcion de moléculas se

describe mediante la isoterma de Gibbs. (Becerra, 2005)
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Definimos la eficacia o exceso superficial (') en la ecuacién N° 18 y la eficiencia
0 area ocupada por molécula de surfactante (a®) en la ecuacion N° 19 a partir de la
isoterma de Gibbs. (Becerra, 2005)

—__1 (4 R
== 330ar (dlogC)T Ecuacion N° 18
_1016 -7
a’ = Ecuacion N°19
NI

I es el exceso superficial o eficacia (mol/cm?)

R: esigual a 8.31x107 (ergs/mol.K) cuando esta en (dinas/cm 6 mN/m)
y: unidad de tension (dinas/cm ¢ mN/m)

C: concentracion (ppm)

T: temperatura de medicion (°K)

a®: area ocupada por las moléculas o eficiencia (particulas/cm?)

N: nimero de Avogadro=6.022x10%3 (particulas/mol)

En la tabla 11 se presentan los resultados de eficiencia para cada especie de

surfactante en estudio.

Tabla 11. Valores de eficiencia para los surfactantes Ay B

A B
Agua de produccién
(particulas/cm?) (particulas/cm?)
Petromonagas 68.15 63.99
Cabrutica 71.89 73.89

En la tabla 12 se presentan los resultados de eficacia para cada especie de

surfactante en estudio.
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Tabla 12. Valores de eficacia para los surfactantes Ay B

_ A B
Agua de produccidn
(mol/cm?) (mol/cm?)
Petromonagas 2.4366 x10~10 2.5948x10710
Cabrutica 2.3096 x10710 2.2470 x1071°

Como podemos observar en todo los casos los valores de eficacia son muy similares
aunque para poder comprender el significado de estos resultados tomamos la
eficacia del surfactante B en el agua de Cabrutica que se presenta en la tabla 12
como ejemplo, este valor es el menor de todos en magnitud queriendo decir que
requiri6 menor numero de moles por cm? sin embargo estos moles ocupan mayor
area si observamos en la tabla 12 para el B en agua de produccién de Cabrutica su

valor es el de mayor magnitud.

Se concluye que el agua de produccion afecta directamente la efectividad del
surfactante ya que para una misma especie de este se aprecia cambios en el area que

ocupan las particulas.

4.2. Estudio de cambio de mojabilidad en placas de silice aplicando una

formulacién quimica a base de los surfactantes Ay B

Como se describio en el capitulo anterior se utilizaron placas de silice principal
mineral que se encuentra en los yacimientos en estudio, estas placas se envejecieron
en crudo con agua de formacion, posteriormente el cambio de la mojabilidad se

determind por el método de angulo de contacto.

Las imagenes registradas por el equipo de angulo de contacto se presentan en los

anexos de la presente investigacion desde la pagina 114 hasta la pagina 136.

4.2.1. Efecto de la formulacion quimica a base de surfactantes en placas de
silice envejecidas con crudo del Campo Cabrutica

En la tabla 13 se presentan los angulos iniciales entre la placa de silice envejecida

y el agua de formacion de Cabrutica.
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Para un universo de 11 placas en donde cada una se sometié a una formulacion
quimica con los surfactantes A 'y B se determin6 la mojabilidad inicial demostrando

la afinidad de la placa al crudo luego del envejecimiento con crudo.

Tabla 13. Angulo de contacto inicial entre placas de silice y crudo de Cabrutica

Placas de Silice Angulo de contacto inicial (grados)

137.3
134.1
96.3

142.9
151.9
138.4
147.9
150.8
158.4
162.3
148.2

[

©O©| O N| O O B W N

[EEN
o

[EEN
[EEN

e Surfactante A en agua de produccién de Cabrutica

En base a los resultados obtenidos para el angulo inicial de contacto se concluye
que las placas de silice estdn mojadas al crudo como consecuencia del proceso de
envejecimiento segun (de Pedroza, 1993) es de vital importancia la interaccién
entre el crudo y la superficie del mineral del yacimiento en estudio para este caso
las placas de silice las cuales son por naturaleza mojadas al agua en su condicion

inicial (sin envejecer con crudo).

En la tabla 14 se presentan los resultados en grados sexagesimales para placas de
silice envejecidas con crudo y agua de formacion, se sometieron a diferentes

formulaciones quimicas de A en periodos de tiempo de 2, 4, 6, 24, 72 horas.

79



Tabla 14. Angulo de contacto para A en agua de produccion de Cabrutica a diferentes

concentraciones

2 3 4 5 6
200ppm  400ppm  622ppm  800ppm  1000ppm
2h 79° 64.2° 59.3° 95° 54.3° 37.6°
4h 69.4° 67.6° 55.1° 19.1° 59.3° 57.6°
6h 60.3° 62.1° 50.4° 18.6° 28.6° 24.2°
24h 41° 30.9° 32.4° 15.3° 27.1° 21.2°
72h 30.7° 21.8° 23.3° 7.1° 20.1° 2°

En el gréfico 5 se compara el surfactante A a diferentes concentraciones y como
este surfactante afecta la mojabilidad en las placas de silice reduciendo el angulo
de contacto entre la placa y la gota de crudo, este grafico permiti6 comparar

facilmente cada concentracion de surfactante y la reduccion de la mojabilidad en el

tiempo.
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Grafico 5. Variacion del angulo de contacto de las placas de silice con respecto al tiempo para el

surfactante A en agua de Cabrutica a diferentes concentraciones
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e Surfactante B en agua de produccion de Cabrutica

En la tabla 15 se presentan los resultados de las variaciones de angulo de contacto
a diferentes concentraciones de surfactante B con respecto al tiempo (en horas) en
agua de produccion de Cabrutica.

Tabla 15. Angulo de contacto para las placas envejecidas puestas en contacto con la solucién que

contiene surfactante B en agua de produccion de Cabrutica a diferentes concentraciones

Placas— ‘ 7 8 9 10 11
400ppm 622ppm 800ppm 1000ppm
2h 70.6° 79.6° 54.4° 49.1° 40.1°
4h No se midié 70.3° 61.9° 50.2° 44.2°
6h No se midi6 72.4° 53.4° 45.3° 43.5°
24h 62.1° 55.8° 51.3° 44.2° 50.2°
72h 54.5° 33.1° 50.2° 31.9° 53.9°

En la gréafica 6 se compara el comportamiento de la formulacion con el surfactante
B en contacto con las placas de silice, en cuanto a la tendencia de la CMC (serie de
color verde) el angulo de contacto no varié en gran magnitud después de las 12
horas de contacto esto quiere decir que la superficie de la placa se saturd
completamente con los monémeros del surfactante a las 12 horas, la concentracion
de 800ppm tuvo un comportamiento 6ptimo variando la mojabilidad de la placa en
mayor magnitud, se puede concluir que la concentracion de 800ppm generara

buenos resultados en el cambio de la mojablidad.
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Gréfico 6. Variacion del &ngulo de contacto con respecto al tiempo para las placas de silice
puestas en contacto con la solucién de surfactante B en agua de Cabrutica a diferentes

concentraciones

4.2.2. Efecto de la formulacion quimica en placas de silice envejecidas con
crudo del Campo Petromonagas

En la tabla 16 se presentan los angulos iniciales entre la placa de silice envejecida

y el agua de formacion de Petromonagas.

Los resultados indican que las placas envejecidas presentan una alta afinidad por el
crudo, este es el punto de partida para comparar los resultados de los surfactantes
Ay B.
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Tabla 16. Angulo de contacto inicial entre placas de silice, crudo de Petromonagas en presencia de

agua de formacion

Angulo de contacto inicial (grados)

Placas de Silice

1 111.6
2 101.2
3 139.1
4 134.1
5 148.1
6 150.8
7 157.6
8 151.9
9 113.2
10 138.4
11 153.3
12 155.2

e Formulacién con surfactante A en agua de produccion de

Petromonagas

En la tabla 17 se presentan los resultados a diferentes concentraciones con respecto
al tiempo en horas del surfactante A en agua de produccion de Cabrutica.

Tabla 17. Angulo de contacto para las placas puestas en contacto con la solucion que contiene el

surfactante A en agua de produccion de Petromonagas a diferentes concentraciones

Placas— ‘ 1 2 3 4 5 6

Tiempo ‘ 150ppm  200ppm  325ppm  400ppm  600ppm  800ppm

2h 109° 110.5° 105.5° 94.4° 97.1° 104.3°
4h 89° 73.8° 71.6° 57.5° 85.4° 68.9°
6h 60.8° 59.1° 57.6° 57.8° 55.6° 53.3°
24h 74.3° 54.7° 32.6° 45.2° 46.3° 54.7°
72h 60.3° 41.3° 27.3° 33.6° 40.3° 41.9°
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En la gréfica 7 se observa el comportamiento de la formulacion con el surfactante
B en contacto con las placas de silice previamente envejecidas con frudo y agua de
formacion en los resultado se muestra un comportamiento casi ideal con excepcion
de la concentracion de 150ppm debido a que después de la 6 horas de exposicion
de la placa a la formulacion quimica el &ngulo vuelve a aumentar esto se debe a que
la medicidn fue hecha en una zona de la placa en donde la mojabilidad atn no habia
sido alterada por completo, sin embargo para las demas concentraciones se presenta

el comportamiento esperado.
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Gréfico 7. Variacion del angulo de contacto con respecto al tiempo para las placas de silice
puestas en contacto con la solucion de surfactante A en agua de Petromonagas a diferentes

concentraciones

e Formulacion con surfactante B en agua de produccion de

Petromonagas

En la tabla 16 se presentan los angulos iniciales entre la placa de silice envejecida

y el agua de formacion de Petromonagas.

Se demuestra con estos resultados que con la aplicacion del surfactante B ocurre un
cambio importante en la mojabilidad de las placas al sumergirlas en diferentes
concentraciones, este cambio es mas notable entre 600ppm y 400ppm a las 2 horas
y 72 horas ya que para ambos casos el angulo disminuye en mas de un 40% y luego
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se mantiene estable a medida que se aumentd la concentracion, en el grafico se

puede apreciar mejor el comportamiento de cada concentracion en el tiempo.

Tabla 18. Angulo de contacto para las placas puestas en contacto con la solucion que contiene el

surfactante B en agua de produccion de Petromonagas a diferentes concentraciones

2h 121.8° 109.3° 110° 57.6° 68.9° 50.3°
24h 85.1° 75.3° 80.5° 56.3 58.9° 62.9°
72h 98.7° 68.7° 86.7° 54° 44° 73.8°

En la grafica 8 se compara el comportamiento de las placas de silice envejecidas
con la formulacion del surfactante B a diferentes concentraciones, en todas las
concentraciones estudiadas el angulo inicial determinado para el crudo de
Petromonagas disminuyen considerablemente demostrando que existe una
disminucion de la tension entre el crudo la placa de silice y el agua de produccidn,
entre las concentraciones que se estudiaron destaca la de 400ppm muy cercana a la
CMC (309ppm) esta concentracion presentd el mejor comportamiento logrando un
cambio de la mojabilidad importante ya que disminuye en mas de un 50% el &ngulo
de contacto a 2, 24, y 72 horas.
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Gréfico 8. Variacion del &ngulo de contacto con respecto al tiempo para las placas de silice
puestas en contacto con la solucién de surfactante B en agua de Petromonagas a diferentes

concentraciones

Los resultados mostrados demuestran la efectividad que poseen las formulaciones
empleadas los surfactantes en la alteracién de la mojabilidad debido a las
interacciones electrostéticas o a la formacion de puentes de hidrogeno sobre todo
con el surfactante A en agua de Cabrutica el cual genera el mayor cambio de
mojabilidad en el menor tiempo. Llevando estos resultados a los yacimientos en
estudio el potencial que tienen estas formulaciones como método para la
estimulacion matricial y recobro mejorado de hidrocarburos es muy grande,
cambiando los actuales paradigmas establecidos que dicen que los yacimientos
provenientes de la FPO son mojantes al agua, si eso fuera cierto los problemas que
se presentan en la actualidad en cuanto a la produccion de los pozos y el factor de
recobro no existieran como los observamos en la actualidad en donde los pozos
Ilegan a producir un 90% de agua, algunas estudios alegan que este comportamiento

es culpa de la alta viscosidad del crudo.
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4.3. Estudio de la interaccion fluido — fluido y roca —fluido en pruebas estaticas
fuera del medio poroso.

Considerando los resultados obtenidos en la pruebas de medicion de angulo de
contacto las pruebas fuera del medio poroso se aplicaron a la formulacion quimica

con el surfactante A en agua de produccién de Cabrutica.

Estas pruebas representan un método cualitativo de medicion que permite observar
en tiempo real como los fluidos interactian fuera del medio poroso a diferentes
concentraciones y observar si existe o no la formacion de emulsiones, soluciones
adherentes, taponantes o precipitados. En la figura 44 se presentan las pruebas

realizadas fuera del medio poroso.

Cada botella se preparé como se describe en el capitulo 3.4 y se sometieron a la

temperatura de yacimiento (50°C) durante 24 horas.

formacion

Agua de 300ppm 600ppm 700ppm 750ppm 800ppm 1000ppm

Figura 44. Interaccion fluido-fluido, roca-fluido fuera del medio poroso para crudo de Cabrutica

con la formulacién del surfactante A con agua de produccién de Cabrutica

Analisis de la interaccion fluido-fluido y roca-fluido

e Agua de formacion y crudo: esta botella se prepar6 como blanco (sin
ninguna formulacién quimica) para poder comparar el comportamiento con
las demés formulaciones, se observa como el crudo no fluye en ningun

sentido debido a que el crudo se adhiere fuertemente a las paredes de la
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botella que estdn compuesta de silice el mismo material que se encuentra en
los yacimientos de la FPO.

e Concentracion de 300ppm: los mondémeros del surfactante comienzan a
actuar disminuyendo la energia de la interfase logrando que el crudo fluya

e Concentracion de 600ppm: igual que la concentracion de 300ppm el crudo
se desplaza completamente al tope de la botella gracias a la reduccion de la
tension interfacial y a las fuerzas gravitacionales.

e Concentracién de 700ppm, 800ppm y 1000ppm: a diferencia de las
concentraciones anteriores la velocidad con la que el crudo llega al tope de
la botella es mayor debido a que los mondmeros del surfactante cubren la
interfase rapidamente disminuyendo la tension interfacial y con la ayuda de
las fuerzas gravitacionales el crudo fluye al tope de la botella facilmente.

e Concentracion de 750ppm: a pesar que ocurre un desplazamiento del crudo
es mucho mas lento que todas las demas concentraciones, un
comportamiento anormal para lo que se espera, también se nota una turbidez

en la fase acuosa tal vez por la formacion de micro emulsiones.

4.4. Pruebas de adsorcion para formulaciones de los surfactantes A y B en

arenas provenientes de los campos Cabrutica y Petromonagas

La adsorcion de las formulaciones de surfactantes se realizd por el método de
fluorescencia molecular, para todas las soluciones se agregd una cantidad de arena
constante, se dejo el sistema en reposo durante 24 horas a temperatura de
yacimiento (50°C) para luego determinar la cantidad de surfactante adsorbido por

las arenas de los campos en estudio.

Este método de fluorescencia molecular no es exclusivo para determinar la
adsorcion de surfactantes en arenas petroliferas, por tal motivo se determiné la
aplicabilidad de este procedimiento. Si cada especie de surfactante se encontraba
en el mismo espectro de fluorescencia que el espectro de las aguas de formacion,

sera imposible determinar la adsorcion de los surfactantes por este método.
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Se prepararon formulaciones de 10ppm para cada especie de surfactante (A'y B) en
agua destilada para comparar con el espectro de cada agua de formacién, a

continuacion se presenta el espectro de fluorescencia para cada surfactante.

En el grafico 9 se presenta el espectro de fluorescencia para la formulacion que
contiene el surfactante A se compara la intensidad de emision con el grafico 11
correspondiente al agua de produccion de Cabrutica, si observamos el pico el nivel
de intensidad para el surfactante A llega a 200 de nivel de intensidad y el nivel de
emision 280nm y de excitacion 275nm, este punto no coincide con el espectro de
fluorescencia para el agua de produccion de Cabrutica la cual tiene un nivel de
intensidad de 150nm, de emision de 380nm y de excitacion de 330nm. Los
espectros de fluorescencia para las aguas de produccién siempre seran los mismos

ya que esta no sufre ninguna modificacion.

Igualmente si superponemos el pico del espectro de fluorescencia para la
formulacion que contiene el surfactante A (grafico 9), sobre el espectro de
fluorescencia del agua de produccidn de Petromonagas que se presenta en la grafico
12 estos no coinciden, en conclusion podemos determinar la adsorcién del
componente del surfactante A en agua de Cabrutica y en agua de Petromonagas por

el método de fluorescencia molecular.

En el grafico 10 se presenta el espectro de fluorescencia para la formulacion que
contiene el surfactante B a una concentracion de 10ppm en agua destilada, aunque
el nivel de intensidad es bajo no interfiere con el espectro de fluorescencia del agua
de produccion del campo Cabrutica mostrado en el grafico 11 ni con el agua de
produccion del campo Petromonagas mostrado en la grafico 12. El espectro de
fluorescencia para cada especie de surfactante se realizd a una baja concentracion
(10ppm) ya que al aumentar la concentracion de las soluciones el nivel de

intensidad de cada especie de surfactante sera mayor.
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Gréfico 9. Espectro de fluorescencia con nivel de intensidad medio para la formulacion de

surfactante A en agua destilada
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Gréfico 10. Espectro de fluorescencia con nivel de intensidad medio para la formulacion de

surfactante B en agua destilada
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Grafico 11. Espectro de fluorescencia con nivel de intensidad medio para agua de produccion del

campo Cabrutica
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Gréfico 12. Espectro de fluorescencia con nivel de intensidad medio para agua de produccion del

campo Petromonagas

Se realizaron curvas de calibracion para cada especie de surfactante (A y B) con el
fin de tener puntos de referencia al momento de realizar las pruebas de adsorcion.
Se prepararon diferentes concentraciones para cada especie de surfactante en agua
de produccion de Cabrutica y Petromonagas, la concentracion maxima que se
prepar6 fue de 200ppm ya que a mayor concentracion el equipo de fluorescencia

molecular presenta distorsiones en las mediciones. En la tabla 19 se presenta la
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matriz de soluciones preparadas con sus resultados de fluorescencia molecular para

graficar las curvas de calibracion.

Tabla 19. Matriz de soluciones preparadas y resultados de fluorescencia molecular para ambas

especies de surfactantes A y B en agua de produccion de Cabrutica y Petromonagas

Agua de produccion del campo Cabrutica conla | Agua de produccion del campo Petromonagas con la

formulacion de los diferentes surfactantes formulacion de los diferentes surfactantes
I S S N

Nivel de Nivel de Nivel de Nivel de

Ppm intensidad Ppm intensidad intensidad ppm intensidad
2.2 53.13 5 71.04 3.54 180 5 197.22
6.1 55.75 10 73.96 8.5 182.21 10 209.96
10.55 58.4 30 108.73 28.605 190.34 30 221.39
29.54 59.35 50 121.27 51.176 197.04 50 225.32
49.56 65.75 70 146.65 76.322 202.9 70 247.55
73.97 72.76 100 167.07 99.1303 210.8 100 260.13
102.15 80.68 120 180.27 119.771 216.53 120 271.19
146.88 84.55 150 222.58 151.686 224.63 150 283.59
186.27 90.76 180 239.53 177.5685 232.11 180 293.47
199.59 102.46 200 247.35 204.1474 238.23 200 297.11

Curvas de calibracion para cada especie de surfactante en aguas de produccion

de Cabrutica y Petromonagas

Las curvas de calibracién se elaboraron para cada especie de surfactante en agua de
produccion de Cabrutica y Petromonagas, estas curvas son necesarias para
cuantificar la cantidad de surfactante adsorbido por las arenas envejecidas de los

campos en estudio.

En el grafico 13 se presenta la curva de calibracién para el surfactante A en agua de

produccion del campo Cabrutica.
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Grafico 13. Curva de calibracidn para el surfactante A en agua de produccion del campo

Cabrutica

En el grafico 14 se presenta la curva de calibracion para el surfactante B en agua de

produccion del campo Cabrutica.
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Gréfico 14. Curva de calibracion para el surfactante B en agua de produccion del campo Cabrutica

En el grafico 15 se presenta la curva de calibracion para el surfactante A en agua de
produccion del campo Petromonagas.
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Grafico 15. Curva de calibracidon para el surfactante A en agua de produccion del campo

Petromonagas

En el gréfico 16 se presenta la curva de calibracion para el surfactante B en agua de

produccion del campo Petromonagas.
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Gréfico 16. Curva de calibracidn para el surfactante B en agua de produccién del campo

Petromonagas
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Resultados de la pruebas de adsorcién con diferentes especies de surfactantes

en arenas de los campos Cabrutica y Petromonagas

Se prepararon soluciones a distintas concentraciones con las especies de
surfactantes A y B en agua de produccién de los campos Cabrutica y Petromonagas.
En la tabla 20 se presenta la matriz de soluciones preparadas para realizar las

pruebas de adsorcion.

Tabla 20. Soluciones preparadas en agua de produccion de los campos Cabrutica y Petromonagas

para realizar las pruebas de adsorcion

Agua de produccion del campo Cabrutica Agua de produccién del campo Petromonagas
A B A B

300 300 200 200

400 400 300 300

500 500 350 350

600 600 400 400

700 700 450 450

800 800 500 500

1000 1000 600

1500

Cada solucién de surfactante se introdujo a un volumen constante en un vial con
arenas envejecidas de cada campo en estudio a una masa constante, el sistema
permanecio en reposo y a temperatura de yacimiento (50°C) durante 24 horas,
posteriormente cada sistema paso por un proceso de filtrado para separar la arena
de las soluciones de surfactantes. Una vez filtradas todas las soluciones se procedi6
adiluir en un rango de 50ppm a 200ppm para poder ubicar cada solucion en la curva

de calibracion correspondiente.

Diluidas todas las soluciones se midié la fluorescencia molecular los niveles de
intensidad obtenidos estuvieron dentro del rango de intensidad de las curvas de
calibracion anteriormente mostradas, por medio de una serie de célculos realizados
y procedimientos internos de INTEVEP se determiné el porcentaje adsorbido de

cada especie de surfactante por las arenas petroliferas envejecidas.
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A continuacion se presenta una serie de gréficos en donde se muestran los
resultados del proceso de adsorcion ocurrido entre el surfactante y las arenas

petroliferas envejecidas de cada campo en estudio.

En el grafico 17 se presentan los resultados de la adsorcion en porcentaje para el

surfactante A en agua de produccién del campo Cabrutica en arena envejecida.

Observamos que en el grafico 17 en todas las concentraciones estudiadas ocurrio
en fendmenos de la adsorcion ya que el surfactante utilizado para todos los casos
siente una afinidad por las arenas envejecidas con crudo. En la gréafica se observa
una tendencia de adsorcion mayor al acercarnos a las concentraciones de 600ppm
y 700ppm, posiblemente este resultado esté influenciado por el valor de la CMC
(622.98ppm), este resultado es muy positivo al momento de inyectar surfactantes
en agua de produccién al coincidir la CMC con un alto porcentaje de adsorcion el
surfactante permanece en el yacimiento interactuando con la roca y el crudo para
lograr un cambio en la mojabilidad al crudo por la del agua, incluso cuando el agua

de produccion inyectada ha sido producida.
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Gréfico 17. Porcentaje del surfactante A adsorbido por arena envejecida del campo Cabrutica en
24 horas
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En el grafico 18 se presentan los resultados de la adsorcién en porcentaje para el

surfactante B en agua de produccion del campo Cabrutica.

En este gréafico se presentd una tendencia muy similar en donde el porcentaje

adsorbido tiende a aumentar en los valores cercanos a la CMC (638.41ppm).
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Grafico 18. Porcentaje del surfactante B adsorbido por arena envejecida del campo Cabrutica en
24 horas

En la gréafica 19 se presenta un comportamiento errado en cuanto a la adsorcion del
surfactante A en arenas envejecidas del campo Petromonagas ya que el porcentaje
de adsorcion aumenta y disminuye en gran medida de una concentracién a otra, este

comportamiento puede ser causado por algun error durante el proceso de medicion.
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Gréfico 19. Porcentaje del surfactante A adsorbido por arena envejecida del campo Petromonagas

en 24 horas

En el gréafico 20 se presenta el porcentaje adsorbido por la arena de Petromonagas
para el surfactante B en agua de produccién de Petromonagas, todas las soluciones
medidas presentan una adsorcion por encima del 50% indicando que el surfactante
posee una buena interaccion con las arenas de este campo, aunque el
comportamiento ideal seria una adsorcion del 100%, permitiendo que el surfactante
contine actuando sobre la roca reservorio incluso después de que el agua de

produccion inyectada sea producida por el pozo productor.

98
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Gréfico 20. Porcentaje del surfactante B adsorbido por arena envejecida del campo Petromonagas

en 24 horas

En el gréfico 21 se comparan los resultados de adsorcion obtenidos con las especies
de surfactantes en estudio, preparados en aguas de produccion de los campos
Cabrutica y Petromonagas, se compararon concentraciones cercanas a los
resultados obtenidos de CMC (entre 300ppm y 600ppm), esta grafica nos permite
observar la diferencia entre las aguas de produccion utilizadas y el nivel de

adsorcion entre las especies de surfactantes.
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Gréfico 21. Comparacion de la adsorcién de los diferentes surfactantes en agua de produccion de

los campos Cabrutica y Petromonagas
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4.5. Pruebas dentro del medio poroso.

Las pruebas dentro del medio poroso se realizan con ayuda del equipo de
desplazamiento, consisten en realizar ensayos a condiciones de presion y
temperatura del yacimiento para estudiar la interaccion entre el fluido quimico
(solucién a base de surfactantes) y el medio poroso, de esta manera se determina si
existe algun tipo de dafio en la formacion y la efectividad de las especies de

surfactantes en agua de produccion.

En la tabla 21 se presenta la caracterizacion del nucleo proveniente del campo

Cabrutica utilizado durante las pruebas de desplazamiento.

Tabla 21. Caracterizacion del nicleo empleado en pruebas de permeabilidad dentro del medio

poroso

Niicl Prof Long | Diametro| Vp Vtotal 6  Kefew Kair Swi
ucleo
(pies) (cm)  (cm) | (em3) (cm®) (%) (md) (md) (%)

102A3 | 2100.5 | 4.143 | 3.691 |22.24|57.19 | 38.9 | 947.3 | 10895 | 10.3

En la tabla 22 se presenta la caracterizacion del crudo utilizado proveniente del

campo Cabrutica.

Tabla 22. Caracterizacion del crudo proveniente del campo Cabrutica

Viscosidad Bo
Campo po (gr/ml)

@60°C (cp)  (BY/BN)
Cabrutica 9457 1.039 0.9951 10.7

4.5.1. Prueba de permeabilidad relativa inicial

En el gréfico 22 se observa la curva de permeabilidad relativa respecto al agua de
formacion y crudo proveniente del campo Cabrutica como punto de comparacion
en las pruebas de estimulacion y RMH. Esta prueba se realiz6 luego de envejecer
el ndcleo a utilizar durante 1000 horas. La permeabilidad absoluta que se tomo para
realizar el grafico 22 y todos los demaés gréaficos de permeabilidades fue el valor de
Kair (10895md).
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Grafico 22. Permeabilidad relativa inicial al crudo y al agua de formacién del campo Cabrutica

En el grafico 23 se presenta la curva de permeabilidad relativa al agua de formacion

y al crudo proveniente del campo Cabrutica en escala semi logaritmica.
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Grafico 23. Permeabilidad relativa inicial al crudo y al agua de formacién del campo Cabrutica en

escala semi logaritmica
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Al saturar el nacleo con crudo y luego del envejecimiento se procede a desplazar
con agua de formacion dentro del medio poroso para obtener los datos de
permeabilidad relativa presentados en el grafico 23. Se observa que el crudo se
desplaza solo hasta una saturacion de agua de 23.09% momento en que es producida
la primera gota de agua o (Swhbt), luego de ese momento la permeabilidad del crudo
cae drasticamente hasta producirse Unicamente agua. Sin aplicar ningin método de
estimulacion o RMH podemos decir que a condiciones normales de yacimiento el
tapdn seleccionado produce unicamente crudo en una ventana de 15% de saturacion

de agua.

4.5.2. Prueba de retorno de permeabilidad

Estas pruebas se realizaron inyectando 5% del volumen poroso de una formulacion
con el surfactante A a una concentracién de 800ppm en la cara del nucleo
posteriormente se dejé en reposo durante 24 horas permitiendo que la solucion
interactle dentro del medio poroso para estimular el nicleo, como consecuencia
disminuye el diferencial de presion, aumenta la permeabilidad relativa del crudo y
los volumenes producidos en el grafico 24 se muestra la permeabilidad efectiva del

crudo vs el volumen poroso acumulado inyectado, para cada ciclo de estimulacion.

Podemos observar en el gréafico 24 luego de la primera inyeccion del surfactante A
y transcurridas 24 horas de remojo se obtiene un incremento en la permeabilidad
efectiva del crudo en comparacion con la permeabilidad absoluta cuando se inyecta
agua, el ganancial de la permeabilidad es de 304.7 mili darcy, esto se debe a la
disminucion de las fuerzas de friccion en el radio de inyeccion del nucleo,
disminucion de la tensién superficial entre el medio poroso y el crudo. Todo esto
relacionado a la condicion de mojabilidad que presenta la roca hacia el crudo en

estado inicial.

Para el segundo y tercer ciclo de estimulacion el ganancial de la permeabilidad es
sustancial llegando a 4154 md en el tercer ciclo, esto se debe a la interaccion entre
el surfactante que fue adsorbido en el primer ciclo mas el surfactante adsorbido en
el segundo ciclo que interactta con la roca causando un cambio de la mojabilidad

en el tiempo gracias a que los monémeros del surfactante crean una pelicula que
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recubre las gargantas de poro creando una especie de autopista en las cercanias a la

cara del tapon que permite la movilidad del crudo sin afectar la viscosidad del

mismao.
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Gréfico 24. Permeabilidad efectiva al crudo vs volumen poroso inyectado acumulado

Posterior a la prueba de retorno de permeabilidad, se midi6 nuevamente la
permeabilidad relativa al agua de formacién y al crudo proveniente del campo
Cabrutica, es necesario determinar si el medio poroso sufrié algun dafio a la
formacion durante el experimento. En el grafico 25 y se muestra el grafico de
permeabilidad relativa posterior a la prueba de retorno de permeabilidad, en el

grafico 26 se muestra la misma gréafica en escala logaritmica.
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Gréfico 25. Permeabilidad relativa al crudo y al agua de formacién del campo Cabrutica luego de

realizada la prueba de retorno de permeabilidad
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Gréfico 26. Permeabilidad relativa al crudo y al agua de formacion del campo Cabrutica en escala

semi logaritmica luego de realizada la prueba de retorno de permeabilidad

En el grafico 27 se comparan las curvas de permeabilidad inicial al crudo y al agua
de formacion del campo Cabrutica con las curvas de permeabilidad posterior a las
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pruebas de retorno de permeabilidad. Krol y Krw1 representan las permeabilidades
relativas en el estado inicial, Kro2 y Krw2 representas las permeabilidades luego

de la prueba de retorno de permeabilidad.

=) Sw
£ 1
ey 0 ()51 02 0:3 0.4 0.5 0.6 0.7
¥ 0.1
0.01
0.001
0.0001
0.00001 — o
0.000001
0.0000001 —@—Krol
1E-08 —@— Krw1l
1E-09 Kro2
1E-10 O— o— Krw2
1E-11

Gréfico 27. Comparacion de las permeabilidades relativas al agua de formacion y al crudo del

campo Cabrutica antes y después de las pruebas de retorno de la permeabilidad

En la tabla 23 se observan los resultados de permeabilidades relativas antes y
después de las pruebas de retorno de permeabilidad. La Swbt se desplaz6 hasta una
saturacion de agua del 55,8%, es decir que al saturar el medio poroso con 45.5% de
agua de formacidn la produccion fue Gnicamente de crudo, gracias a la accién de la
formulacion que se disperso en el medio poroso reteniendo el agua de formacion en
las gargantas de poro debido al cambio de mojabilidad ocurrido, pasando de mojado
al crudo a mojado al agua durante los ciclos de estimulacion. EI aumento de la
permeabilidad promedio para el crudo fue de un 300% debido a la disminucién del
diferencial de presion, estos resultados se ven reflejados directamente en el aumento
de la productividad durante las pruebas las tasas de crudo producidas fueron mucho
mayores que las tasas de agua. Estos resultados reflejan un escenario ideal para
pozos de crudos pesados y extrapesados provenientes de la Faja Petrolifera del
Orinoco en donde la permeabilidad al crudo aumenta, mientras la permeabilidad

del agua disminuye y se retarda en su produccion.
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4.5.3 Prueba de recuperacion mejorada de hidrocarburos

Este método de recuperacion mejorada con estimulacion estd patentado por
Manrique P. y colaboradores en el afio 2015. Se inyecta de forma continua la

solucion mientras se ha estimulado la parte de la zona productora.

Las curvas de permeabilidad relativa correspondientes se muestran en el grafico 28

y en el gréfico 29 en escala logaritmica.
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Graéfico 28. Permeabilidad relativa al crudo y al surfactante A en agua de produccion del campo

Cabrutica para la prueba de RMH
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Graéfico 29. Permeabilidad relativa al crudo y al surfactante A en agua de produccion del campo

Cabrutica en escala logaritmica para la prueba de RMH

Para poder realizar un anlisis objetivo de los resultados obtenido a continuacion se
presenta en el grafico 30 la permeabilidad relativa inicial del tapdn proveniente del
campo Cabrutica, permeabilidad relativa luego de la prueba de retorno de la

permeabilidad y la permeabilidad relativa para el proceso de RMH.

Krol y Krwl representan las permeabilidades relativas en el estado inicial, Kro2 y
Krw2 representas las permeabilidades luego de la prueba de retorno de
permeabilidad, Kro3 y Krw3 representan las curvas de permeabilidad relativa

durante la prueba de RMH.

En el gréfico 30 se presentan los resultados finales de las curvas de permeabilidad
iniciales, curvas de permeabilidad luego de estimular el tapdn proveniente del
campo Cabrutica y las curvas de permeabilidad, podemos observar que la
permeabilidad relativa para el crudo durante la prueba de RMH es similar a la
permeabilidad relativa luego de PRP ambas curvas son mayores que la curva
original indicando que se origind una mejoria en la permeabilidad relativa del crudo

aplicando una formulacion del surfactante A en agua de produccién del campo
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Cabrutica. Otra mejoria importante es que la produccién de agua se observa al

nlcleo estar saturado un 57.54% de la formulacion del surfactante, es decir que se

cuenta con una ventana de 47.51% de inyeccion de surfactante por RMH a

diferencia del 5.35% de ventana de produccion inicial de crudo estas mejoras

inciden directamente en el factor de recobro , gracias al cambio de la mojabilidad

que ocurre dentro del medio poroso en donde se pasa de mojado al crudo a mojado

al agua, este cambio permite que se produzcan grandes cantidades de crudo sin

aplicar costosos procesos térmicos.

1

0.1

Kr (md)

0.01

0.001

0.0001

0.00001

0.000001

0.0000001

1E-08

1E-09

1E-10

1E-11

U

0.5

02 03 04

0.6

O

Sw

0.7

—0—Krol
—0— Krw1l

Kro2
—@— Krw?2
== Kro3
=@ Krw3

Graéfico 30. Comparacion de las permeabilidades relativas iniciales, permeabilidades relativas

luego de la PRP y permeabilidades relativas durante pruebas de RMH en escala logaritmica.
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CAPITULO V

5.1. Conclusiones

e Se determind la CMC de dos especies de surfactantes A y B en agua de
produccién por el método gréafico, generando formulaciones de muy baja
concentracion para procesos de estimulacion y RMH, obteniéndose
reducciones de la tension cercanas a un 50%.

e Se evalu6 comportamiento del &ngulo de contacto segun la concentracion
del surfactante en placas de silice envejecidas con crudos y usando como
base de la solucion el agua de produccién del campo respectivo mostrando
que el cambio de la mojabilidad del crudo al agua incide en la movilidad
para el caso de crudos pesados y extrapesados, estos cambios son mas
rapidos con valores cercanos a la CMC.

e Se evalud la interaccion fluido — fluido y roca — fluido en pruebas estéticas
fuera del medio poroso entre el crudo agua de formacion y la solucién del
surfactante preparados en agua de produccion observando que no se
producen emulsiones, precipitados, taponamiento, ni adherencia a las
paredes, lo que nos dice que la formulacion no genera dafios a la formacion.

e Se determind la adsorcion del surfactante en arenas humectadas al crudo de
los campos Cabrutica y Petromonagas, consiguiéndose que el surfactante A
y B se adsorbe en el mineral para generar un cambio en la mojabilidad.

e Se evalu6 el comportamiento de la formulacion de surfactante A en agua de
produccién del campo Cabrutica en pruebas dinamicas dentro del medio
poroso con un nucleo de arena no consolidada, por medio de pruebas de
retorno de la permeabilidad mostrando incrementos progresivos en la
permeabilidad efectiva del crudo, hasta alcanzar valores con un aumento de
550%. Al evaluar la misma formulacion para el caso de pruebas de
recuperacion mejorada de hidrocarburo podemos decir que al inyectar de
manera continua la formulacion de surfactante A se obtuvo una disminucion

de la Swhbt alrededor del 140% lo que se traduce en un factor de recobro
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alrededor de un 60%, demostrando que el cambio de la mojabilidad al agua
es el factor determinante en crudos pesados y extrapesados a diferencia de

la viscosidad.

5.2. Recomendaciones

e Realizar pruebas dentro del medio poroso con el surfactante B y un nucleo
del campo Petromonagas ya que en la evaluacion del surfactante este mostro
resultados favorables para su aplicabilidad.

e Realizar pruebas con tapones de nlcleo de otros campos provenientes de la
FPO.
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ANEXOS

A continuacion se muestra una serie de imagenes de los resultados obtenidos de
angulo de contacto con crudo del campo Cabrutica a diferentes lapsos de tiempo
para placas envejecidas con crudo del campo Cabrutica luego de ser sometidas a
diferentes concentraciones de surfactante A en agua de produccion del mismo

campo.

Placa N° 1. Concentraciéon 50ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas
CA left. 137.2° \\ ;
CA right: 137.2° 5 /
/ N ool A s s

CA left: 69.4°
[CA right: 69.4° =

Db aaear ks e !:“; .. ‘ .
_Borhe. ), e

‘%Mﬂﬁ,w-
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Placa N° 2. Concentracion 200ppm a diferentes tiempos de contacto.

2 horas

Angulo de contacto inicial

CA left: 64.2°
CAright: 63.2°

4 horas 72 horas
B

e
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Placa N° 3. Concentracién 400ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA right: 96.3°
, \. s

SPR—

4 horas 72 horas

CAlett: 55.1° F ¥ -
CA right: 53.9° .
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Placa N° 4. Concentracion 622ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo inicial de contacto 2 horas

CA left: 55.0°
CA right: 54.6°

4 horas 72 horas
T—
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Placa N° 5. Concentracién 800ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo inicial de contacto 2 horas

CAleft: 151.9* CA left: 54.3°
CA right: 151.9° ICA right: 54.3°

displ

A left: 20.0°
[CA right: 20.1*
H v :
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Placa N° 6. Concentracion 1000ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2horas
Ceight 1757

5
- P

~

4 horaS 6 horas

72 horas

CA left: 2.0"
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A continuacién se muestran una serie de imégenes de los resultados obtenidos de
angulo de contacto a diferentes lapsos de tiempo para placas envejecidas con crudo
del campo Cabrutica luego de ser sometidas a diferentes concentraciones de

surfactante B en agua de produccion del mismo campo.
Placa N° 7. Concentracién 50ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CAleft: 147.9*
CA right: 147.9*

=

—
CA left: 62.1°

CA right 62.1°
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Placa N° 8. Concentraciéon 400ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA left: 150.8*
CA right: 150.8*

24 horas 72 horas
~ v
»

CA right: 55.8°
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Placa N° 9. Concentracién 622ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA left: 158.4°
CAright: 156.2°

CA left: 54.4°
CA right: 54.4°

24 horas

CA left: 51.3°
CA right: 51.3°

CA left: 50.2°
ht: 49.4°
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Placa N° 10. Concentracion 800 ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contanto inicial 2 horas

CAleft: 162.3° CA left: 49.1°
CA right: 49.1°

CAright: 155.7°

CA left. 50.2°
CAright: 49.4°
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Placa N° 11. Concentracion 1000 ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA left: 40.1°
CA right: 40.1°

CA left: 148.2°

[CA right: 148.2"

CA left:_50.2° CA left: 53.9°
CA right: 53.9°
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A continuacion se muestra una serie de iméagenes de los resultados obtenidos de
angulo de contacto a diferentes lapsos de tiempo para placas envejecidas con crudo
del campo Petromonagas luego de ser sometidas a diferentes concentraciones de

surfactante A en agua de produccién del mismo campo.
Placa N° 1. Concentracién 150ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA left: 111.6° CA left: 109.0°
[CA right: 110.8° cA rig'iwj.ﬁ’

4 horas 6 horas
—— - CA left: 60.9°
CA right: 59.6°
24 horas
L - - -— » TW—
L i
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Placa N° 2. Concentracion 200ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas
“

4 horas 6 horas

- . - . CA left: 59.1°
CA left: 73.8 CA right: 58.8°
CA right: 71.2° -

24 horas 72 horas
CA left: 54.7° m .

CA right: 57.8° ICA right: 40.4°
L L (1 - -
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Placa N° 3. Concentracion 325ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

Chleft 139.1° CA left: 105.5*
CA right: 146.67
CA right: 105.5°

K - ﬁ

4 horas 6 horas
CA left: 71.6° ‘
ICA right. 71.6°

24 horas
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Placa N° 4. Concentracidén 400ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo inicial de contacto 2 horas

CA left: 97.1°

CAleft: 134.1°

CA right: 135.1° CA right: 98.4°

4 horas 6 horas
CA left: 57.8° - h—' e
CAright: 5.3 IS ’ CcA r‘i:gh(: 56.8°
1
|

-

24 horas 72 horas
——
(Ch ight 3357 |

' =
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Placa N° 5. Concentracién 600ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA left: 104.3"
CAright 118.5° I -
L . .

- » '

ICA left: 68.9°
ICA right: 67.6°

-

24 horas 72 horas
B T N NEC cfi:_40.3° |

- S - CA right: 40.2°

n..,A,, ,_
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Placa N° 6. Concentracion 800ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

CA left: 150.8* ICA left: 104.3*
CA right: 150.8° CAright: 116.5° | ] - ' "_— »
LR . » -

4 horas 6 horas
CA lef — - -
ICA right: 67.6° |8 CA
- .

24 horas 72 horas
CAlett: 54.7°

CAright: 57.8° <
bmm, ~— L
.
_— 4
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A continuacion se muestra una serie de imagenes de los resultados obtenidos de
angulo de contacto a diferentes lapsos de tiempo para placas envejecidas con crudo
del campo Petromonagas luego de ser sometidas a diferentes concentraciones de

surfactante B en agua de produccion del mismo campo.

Placa N° 7. Concentraciéon 150ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

24 horas 72 horas
CA left: 98.7°
| XTI
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Placa N° 8. Concentracion 200ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial

CA left: 151.9°
CAright. 151.9°

24 horas 72 horas

CA left:_75.3° lCh ctt: 66.7°
CAright 75.3" CA right 68.7°

|
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Placa N° 9. Concentracion 309ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial 2 horas

24 horas 72 horas

CA left: 97.5°
g . . CA right: 86.7°
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Placa N° 10. Concentracién 400ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo inicial de contacto 2 horas
”
{CA right: 129.2* |

x

CA left: 59.8° ~
CA right 57.6° § !

-

72 horas

CA left: 54.0°
CA right: 54.0°
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Placa N° 11. Concentracién 600ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo de contacto inicial

24 horas

| CA left: 58.9°
| CA right: 58.9°
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Placa N° 12. Concentracién 800ppm a diferentes tiempos de contacto.

Angulo inicial de contacto 2 horas
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