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Resumen. Actualmente, para la industria petrolera, la posibilidad de garantizar
nuevos descubrimientos o de explotar zonas de dificil acceso cada vez se aminora,
es por esto que los esfuerzos se enfocan en mantener una produccién razonable
que satisfaga con la demanda energética a corto y largo plazo. Una forma de
aprovechar la mayor cantidad de hidrocarburos posibles de un yacimiento, si éste
ha agotado su energia natural o los métodos de mantenimiento o restablecimiento
de presion no resultan eficientes, es mediante la aplicacion de técnicas de
recuperacién mejorada, que consisten en aportarle energia, ya sea en forma
térmica, quimica o a través de la inyeccion de fluidos miscibles. En este trabajo de
investigacion, encontrard una extension en las tecnologias de inyeccion de
sustancias quimicas que incluyen alcali, surfactantes, polimeros o la combinacion
de ellos, cuyos principios son mejorar la eficiencia de barrido y aumentar el
nimero capilar mediante la reduccién de la tension interfacial. EI modelado de los
procesos de inyeccion quimica requiere el uso de simuladores composicionales,
como STARS y UTCHEM, asi como de una metodologia que permita hacer un
seguimiento de la tecnologia desde la seleccién de la misma hasta su potencial
aplicacion. Estos simuladores se comparan con el fin de conocer sus alcances en
la representacion y modelado de los procesos de inyeccion quimica.
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INTRODUCCION

La necesidad de satisfacer la demanda energética mundial, siendo los
hidrocarburos los recursos pioneros para tal fin, es lo que ha impulsado el
crecimiento en la aplicacién de métodos de recuperacion mejorada de petrdleo,
con el objetivo de obtener un mayor recobro en los campos. Estos métodos de
recuperacion mejorada le aportan energia al yacimiento, de forma térmica,
quimica o mediante la inyeccién de fluidos miscibles, ya sea porque la misma se
ha agotado naturalmente o porque la utilizacion de alguna otra técnica, de
restablecimiento o mantenimiento de presion no resulta eficiente o

econdmicamente rentable.

Cada uno de los métodos anteriormente mencionados, afecta de distintas formas
al yacimiento y los fluidos contenidos en él. Los procesos térmicos se enfocan en
la reducciéon de la viscosidad del crudo mediante la aplicacion de calor, los
métodos quimicos, mejoran la razon de movilidad e incrementan el nimero
capilar y los procesos miscibles, buscan desplazar la mayor cantidad de petréleo,
con un agente de inyeccién que sea capaz de generar una fase homogénea con
éste. Para el presente estudio, el andlisis se concentrara en las técnicas quimicas de
recuperacion mejorada, cuyo fluido de inyeccion puede estar conformado por

alcali, surfactante, polimero o la combinacion de ellos.

Durante la inyeccion de sustancias alcalinas, se tiene una reaccion con los
componentes &cidos del petrdleo, para generar surfactantes que permitan
principalmente, la reduccion de la tension interfacial entre el agua y el crudo, asi
como la formacion de emulsiones que mejoren la razon de movilidad. La
inyeccion de surfactantes, también se puede hacer de forma directa al yacimiento
con el mismo objetivo de la inyeccion de alcali. Cuando se trata de la adicion de

polimeros al agua de inyeccidn, se hace con la finalidad de aumentar la viscosidad



de la fase acuosa, mejorar la razon de movilidad entre los fluidos inyectados y los
fluidos en sitio, y de esta manera obtener una mayor eficiencia volumétrica de
barrido. También, existen otras variaciones de procesos quimicos como la
inyeccién de surfactante en forma de micelas (Inyeccion Micelar) o la inyeccion
de ASP (Alcali-Surfactante-Polimero), el cual se fundamenta en reducir la

cantidad de quimicos consumidos por unidad de volumen de petréleo recuperado.

Cabe destacar que, el éxito para predecir el comportamiento de un proceso de
recuperaciéon mejorada, dependera de la capacidad de fusionar toda la data
disponible en un modelo completo, que permita generar predicciones acerca de los
escenarios futuros de produccion de petroleo. Dado el punto previo, el ingeniero
de yacimientos se vale del uso de simuladores, asi como, de su trabajo de
interpretacion y evaluacion de los resultados, para cumplir eficientemente con
dicha labor. Es importante mencionar que hay diversidad de herramientas de
simulacién numérica segin su campo de aplicabilidad, estan los de tipo Crudo

Negro (Black-Oil), composicionales, térmicos y quimicos.

La finalidad de este trabajo comprende la comparacion de los simuladores STARS
(Steam Thermal and Advanced Reservoir Simulator) y UTCHEM (University of
Texas Chemical Compositional Simulator). Para esto, es necesario el
conocimiento de las consideraciones, ecuaciones matematicas, leyes que rigen
durante el modelado de procesos quimicos, y de esta manera poder evaluar su
potencialidad. El primero de ellos es un software creado por la compafiia CMG
(Computer Modelling Group LTD) y el segundo ha sido producto de profundas
investigaciones con bases, cientifica e ingenieril por parte de la Universidad de

Texas de Austin.

La importancia del conocimiento de estas herramientas radica en que permiten

evaluar y comparar un método quimico frente a otros procesos de recuperacion



mejorada de petrdleo, que toman parte en la vida de explotacion de un

determinado yacimiento.

Adicionalmente, este estudio servira para establecer una metodologia acerca del
modelaje de los procesos de inyeccion de sustancias quimicas, actualmente

inexistente en la literatura.

Particularmente, en Venezuela los procesos quimicos no han tenido un realce
significativo. No obstante, entre los pocos proyectos piloto que se han realizado
hasta la fecha se encuentran hacia el campo EIl Furrial y hacia el Lago de
Maracaibo (campos La Salina™ y VLA 6/9/2118)), donde han confirmado a la
inyeccion de surfactante y ASP como tecnologias potencialmente factibles,
respectivamente. Por esta razon, es imprescindible seguir evaluando estas
técnicas, con la finalidad de maximizar el recobro de los campos, incluso aquellos
con reservas de crudo pesado que estaran por explotarse en los proximos afos, y

cuya extraccion representa un gran desafio para la industria petrolera.

En esta investigacién, se describe cdémo afectan las propiedades de roca y fluido
durante la ejecucion de un método de recuperacion mejorada, asi como el
fundamento detallado de cada uno de los procesos de inyeccion de sustancias
quimicas. Por otra parte, se mencionaran los aspectos mas relevantes acerca de la
simulacién numérica de yacimientos, seguido de una breve descripcion de las
herramientas computacionales STARS y UTCHEM. Posterior a la explicacion de
los pasos seguidos para el alcance de la evaluacion de estos simuladores, se
reflejaran los resultados, producto de la comparacion de los mddulos de los

mismos Yy su aplicacion en el modelaje de un proceso de inyeccion quimica.



CAPITULO |

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

1.1. OBJETIVOS
1.1.1 Objetivo general

Evaluar las herramientas computacionales STARS Y UTCHEM para establecer su

potencialidad en la simulacion de procesos quimicos.

1.1.2. Objetivos especificos

(@) Investigar los fundamentos de cada uno de los procesos quimicos y de la
simulacion numérica de yacimientos.

(b) Revisar detalladamente la documentacion técnica tanto de STARS como
UTCHEM.

(c) Establecer una metodologia para la simulacién de procesos quimicos.

(d) Evaluar las herramientas computacionales STARS y UTCHEM mediante
la simulacién de un proceso quimico.

1.2. ALCANCE

La comparacion de los simuladores STARS y UTCHEM se enfocara
principalmente en los aspectos correspondientes a las interacciones roca/fluido y
fluido/fluido. Para esto, se consideran las ecuaciones matematicas, leyes y
modelos propuestos, por cada herramienta. Con respecto a la creacion de la
metodologia de la simulacion de procesos quimicos, se propondra en funcion de
los procedimientos reportados en los articulos técnicos y la experticia adquirida en
ambas herramientas. Por otra parte, la seleccién del proceso quimico a modelar se

hard con respecto al alcance de los mismos simuladores. Por dltimo, la



construccion del modelo de un método particular de recuperacién mejorada

consistira de data publicada referente a alguna simulacion de una prueba piloto.
1.3. LIMITACIONES

Fundamentalmente, el desconocimiento del manejo de las herramientas
computacionales STARS y UTCHEM ha sido una de las mayores restricciones
encontradas. La primera, a pesar de estar al alcance del puablico en general puesto
que se dispone en la web, no ha tenido renombre acerca de su aplicacion en la
simulacion de procesos quimicos. La segunda, aunque habia sido explorada
durante el curso de carga académica de manera muy somera, no se tiene el
dominio o manejo de la misma. Es importante mencionar que STARS por ser un
simulador comercial de CMG, sujeta a esta investigacién una dependencia por la
licencia suministrada por dicha compafiia a la sala de simulacién de la Escuela de
Petroleo de la Universidad Central de Venezuela. EI modelo generado en este

estudio fue tomado de correlaciones y datos encontrados en articulos técnicos.

1.4. JUSTIFICACION

Ante la busqueda de mayores recobros en los campos petroleros, surge la
necesidad de explorar la diversidad de herramientas existentes, que permitan
evaluar los métodos de recuperacién mejorada, aplicables segun las caracteristicas
de la roca, los fluidos, la disponibilidad de facilidades de superficie y capital
financiero. Estos métodos pueden ser de tres tipos, quimicos, térmicos o miscibles
y las herramientas que coadyuvan en el andlisis de su comportamiento, mediante
un modelo de yacimientos, son los simuladores. Por esta razon, conocer la
potencialidad de STARS y UTCHEM facilitard su manejo y adecuacion a las

areas y procesos de interés.

Por otra parte, la simulacion de procesos quimicos como métodos de recuperacion

mejorada de petroleo no ha sido extendida en la literatura, por lo que la creacion



de una metodologia para ello, proporcionara una base y guia para el usuario

interesado en tal actividad.



CAPITULO Il

MARCO TEORICO

2.1. MECANISMOS DE PRODUCCION DE PETROLEO
2.1.1. Recobro primario

Se refiere a la produccién de hidrocarburos que depende de la energia natural del
yacimiento, ella varia segin el agotamiento de presion y la evolucion del gas
disuelto que lo acompafial®?, puede ocurrir expansion de la capa de gas o influjo

de agua si al yacimiento le subyace un acuifero.

2.1.2. Recobro secundario

Consiste en la aplicacion de técnicas cuyo propdsito sea, principalmente,
restablecer 0 mantener la presion del yacimiento.™ Cuando la energia natural es
agotada o se esta obteniendo un recobro econémico de petréleo insignificante,
entonces al yacimiento se le debe adicionar energia, usualmente, mediante la
inyeccion de agua o gas. El proceso depende principalmente del desplazamiento
fisico, se puede considerar que imita al proceso natural de influjo de agua o

expansion de gas.

2.1.3. Recobro terciario

Se refiere a la produccion de hidrocarburos adicional, producto de la aplicacion de
métodos que suplementan la energia (de diferentes tipos) al yacimiento. Esto

ocurre, cuando la recuperacion secundaria no resulta en niveles econémicos



satisfactorios o las caracteristicas del yacimiento no permiten aplicarla. Las
condiciones del flujo de fluidos mejorados dentro del yacimiento son usualmente
inducidas por calor, interaccion quimica entre el fluido inyectado y el petréleo del
yacimiento, transferencia de masa, y/o cambio de propiedades del crudo, de tal
manera que el proceso facilite el movimiento del mismo a través del yacimiento.
En los procesos de recobro terciario generalmente se incluyen los métodos
térmicos, quimicos, de gas miscible y microbiano. Ellos son también referidos
como procesos de recuperacion mejorada de petréleo, tal como se puede observar
en el esquema de la Figura 2.1.

Recuperacién Primaria

[ ]

Flujo Natural | ' Levantamiento Artificial

Recuperacion Secundaria

]

Mantenimiento de
[ \ Presion

Inyeccién de agua
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2 Electromagnetismo
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Figura 2.1. Mecanismos de recuperacion de petréleo.® (Mod. Camacho)

2.2. RECUPERACION MEJORADA DE PETROLEO

Estos procesos se enfocan en un sistema roca/petréleo/agente de inyeccion y en la

interaccion de las fuerzas capilares y viscosas.



2.2.1 Procesos miscibles

El objetivo primordial es lograr desplazar el petréleo con un fluido que pueda
formar una Unica fase con el petréleo cuando es mezclado™”. Se pueden
implementar dos variaciones de este proceso, la primera, por miscibilidad al
primer contacto, cuyo fluido inyectado es totalmente miscible con el crudo desde
el momento en que se encuentra con éste a condiciones de yacimiento, la segunda,
por miscibilidad de maltiples contactos, cuyo fluido inyectado interactia con el
crudo, ocurriendo asi una transferencia de masa y por ende, cambios en la
composicion que a ciertas condiciones de presion y temperatura permitira alcanzar

la formacion de una fase homogénea.
2.2.2. Procesos téermicos

Este grupo incluye vapor, combustion e inyeccion de agua caliente o cualquier
método que eleve la temperatura dentro del yacimiento para reducir la viscosidad
del petréleo. Los procesos térmicos mejoran tanto la eficiencia de desplazamiento
macroscépico mediante la reduccion de las fuerzas viscosas como la eficiencia de

desplazamiento microscépico a través de la reduccion de la tension interfacial.
2.2.3. Procesos quimicos

Consiste en la inyeccion de quimicos como polimeros, surfactantes, alcalis o la
combinacion de ellos cuyos principios son, mejorar la razén de movilidad e

incrementar el nimero capilar™



2.3. DESPLAZAMIENTO MICROSCOPICO DE FLUIDOS EN EL
YACIMIENTO

2.3.1. Eficiencia de desplazamiento

Asumiendo una densidad de petréleo constante, la eficiencia de desplazamiento
(Ecuacion 2.1) es la razén entre la cantidad de petroleo desplazado y la cantidad

de este mismo fluido que es contactado por el agente desplazante.

Volumen de petroéleo desplazado

" Volumen de petroleo contactado por el agente desplazante

Obviamente, la eficiencia de desplazamiento esta limitada entre 0 y 1. La tasa a la
cual esta eficiencia alcanza la unidad esta fuertemente afectado por las
condiciones iniciales, el tipo y la cantidad del agente desplazante. Las propiedades

de roca, fluido e interacciones roca-fluido también influyen sobre dicha eficiencia.
2.3.2. Fuerzas capilares
2.3.2.1. Tension interfacial

Siempre que fases inmiscibles coexistan en un medio poroso, la energia
superficial relacionada a la interface entre los fluidos influye en las saturaciones,
distribucién y desplazamiento de las fases. La fuerza por unidad de longitud
requerida para crear una nueva area superficial es la tensién interfacial,

usualmente expresada en dinas/cm™! y se denota con la letra griega sigma o.

2.3.2.2. Humectabilidad

Se define como la habilidad de un fluido para adherirse preferencialmente a una
superficie sélida en presencia de un segundo fluido. La humectabilidad afecta la
naturaleza de las saturaciones de los fluidos y las caracteristicas generales de la
permeabilidad relativa del sistema roca/fluido. La ubicacion de una fase dentro de

la estructura poral depende de la humectabilidad de la misma.l*¥) Segin Paris
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(2001), se considera una propiedad importante debido a que afecta el
comportamiento capilar y de desplazamiento de las rocas yacimiento. Una medida
de ella es el angulo de contacto 6., el cual se relaciona con las energias de
superficie, mediante la Ecuacion 2.2, la cual representa el balance de fuerzas que
actla en el punto de contacto de dos fluidos con la superficie solida, lo cual
genera una tension de adhesion. Cabe destacar que los términos o,; — 0,

pueden determinarse independientemente y Unicamente en laboratorio.
A; = 0,5 — Oys = Oy, COS O, (2.2)
Donde

o, €S la tension interfacial petréleo — agua [dinas/cm]
6. es el angulo de contacto [grados, °]

Por otra parte, si se toma en cuenta el angulo de contacto como una medida

cualitativa de la humectabilidad, se tendran una serie de afirmaciones, ellas son?:

(@) Si A; es positiva, indica que el liqguido mas denso (agua) moja
preferencialmente la superficie séliday 6.< 90°.
(b) Si A; es negativa, indica que el liquido menos denso moja preferiblemente
la superficie séliday 6,.> 90°.
(c) Si A; es cero, indica que ambas fases tienen igual afinidad por la superficie
soliday 6,.= 90°.
2.3.2.3. Presion capilar

Es la diferencia de presion a través de la interfase que separa dos fluidos

inmiscibles, como se observa claramente en la Ecuacion 2.3.
P, = pom — Pm (23)
Donde

Pnm €S la presion correspondiente a la fase no mojante, [Ipc]

Pm €S la presion correspondiente a la fase mojante, [Ipc]

11



Caracteristicas de una curva de presion capilart®

(@) Se requiere una presion minima de desplazamiento (presién de umbral),
para que la fase mojante sea desplazada por la fase no mojante.

(b) La pendiente de la curva durante el drenaje es una buena medida acerca
rango de distribucién del tamafio de poros, se considera una mayor
uniformidad del tamafio de poros a una mayor horizontalidad de la curva.

(c) La saturacion de la fase mojante a la cual la P, aumenta sin cambios de
saturacion, comdnmente se le denomina irreducible de la fase mojante.

(d) Las curvas de presion capilar muestran el fendémeno de histéresis, es decir,
dependen de la historia del proceso de saturacion. En este momento, se
hace imprescindible citar dos términos importantes; imbibicion y drenaje.
El primero es el proceso que origina un aumento de saturacion de la fase

mojante y el segundo, el proceso inverso (disminucion de la saturacion de
la fase mojante).

Cada uno de los elementos tipicos que pertenecen a una curva de presion capilar y

que se explicaron previamente, se sefialan en la Figura 2.2, mostrada a
continuacion.

i
i
t

Pc !
! Curva de drenaje
i
H ’/ Presion de
: desplazamiento
i
i Curva de imbibicion
|
{
I 1

0 1 Sy — 1.0
Swe

Figura 2.2. Curva tipica de Presién Capilar®!

2.3.3. Fuerzas viscosas

Este tipo de fuerzas se reflejan en la magnitud de la caida de presion que ocurre
como resultado del flujo de fluidos a través del medio poroso™. Una de las
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aproximaciones mas simples usadas para calcular las fuerzas viscosas es
considerar al medio poroso como un haz de tubos capilares paralelos. Asumiendo
lo anterior, la caida de presion para un flujo laminar a través de un tubo vendra

dada por la Ley de Poiseuillle o la Ley de Darcy.
2.3.4. Entrampamiento de fase

El entrampamiento de petréleo u otro fluido en el medio poroso no ha podido ser
descrito matematicamente, sin embargo, se sabe que depende de (a) la estructura
poral del medio (b) las interacciones roca/fluido relacionadas a la humetabilidad y
(c) las interacciones fluido/fluido reflejadas en la tension interfacial y algunas
veces, en las inestabilidades del flujo. Tanto el entrampamiento como la
movilizacion estan relacionados a dichos factores en una manera compleja.
Aunqgue no se profundizara en este topico, en la literatura se dispone de algunos

modelos que podrian intentar describir las fuerzas implicadas en tales fendmenos.

2.3.5. Alteracion del Namero Capilar

El niimero capilar esté definido segtin se describe en la Ecuacion 2.4%%

N, =22 (2.4)

oL
Donde

o es la tension interfacial entre los fluidos desplazado y desplazante [dinas/cm]
k es la permeabilidad efectiva al fluido desplazado [md]

ATp es el gradiente de presion [Ipc/pie]

El nimero capilar se puede incrementar con la finalidad de lograr una menor
saturacion de petréleo residual a través de la reduccion de la viscosidad del
petroleo, o el incremento del gradiente de presién pero mas aun por la

disminucion de la tensién interfacial. Otros efectos como la emulsificacion en

13



sitio, bloqueo de los poros méas grandes por la gotas de emulsion, formacion de
precipitados, interaccion con la superficie rocosa, conducen a cambios en la
mojabilidad, por lo tanto, alteracién en la permeabilidad relativa, el movimiento

de finos también desempefia un rol en la inyeccién de quimicos.!*!

2.4. DESPLAZAMIENTO MACROSCOPICO DE FLUIDOS EN EL
YACIMIENTO

2.4.1. Movilidad

Es la facilidad con la que un fluido se mueve en el yacimiento. Se puede
determinar mediante la relacion entre la permeabilidad efectiva de la roca a un
fluido y la viscosidad del mismo, tal como se expresa en la Ecuacién 2.5. 12

Ferx
A= 2 (2.5)

2.4.1.1. Relacion de Movilidad

La razdn de movilidad, M, es definida como la movilidad del fluido desplazante

(Ainy) dividida por la movilidad del fluido desplazado (4,), como se puede

confirmar en la Ecuacion 2.6. Si M>1, el fluido desplazante, por ejemplo el agua,
se mueve mas facilmente que el liquido desplazado (petrdleo), lo cual es un
escenario no deseable porque el agua fluird réapidamente, moviendo
ineficientemente al crudo. De esta manera, la razon de movilidad determina la
eficiencia de desplazamiento, es decir, la eficiencia microscopica del
desplazamiento del petréleo dentro de los poros™. Al igual que la eficiencia de
desplazamiento, la eficiencia de barrido areal disminuye a medida que la relacion

de movilidades aumenta.

M =2y (2.6)
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2.4.2. Eficiencia volumétrica de barrido

Se emplea frecuentemente para estimar el recobro de petroleo mediante el uso de

los conceptos de balance de materiales.™

La Ecuacion 2.7 muestra claramente su definicion, es una relacion volumétrica, de
petroleo contactado por el agente desplazante y petrdleo original en sitio,

respectivamente.

E. = Volumen de petroleo contactado por agente desplazante (2 7)

v Volumen de petroéleo original en sitio )
Ademaés, puede ser considerada conceptualmente como un producto de las
eficiencias areal y vertical, como se expresa en la Ecuacion 2.8, siempre que se
considere un yacimiento estratificado y que tenga porosidad, espesor y

saturaciones de hidrocarburos uniformes.
E, = E,E; (2.8)

En la Figura 2.3 se observa el esquema de la eficiencia de barrido en cada una de
sus componentes, vertical y areal, en ella se puede notar el comportamiento
general del fluido desplazante, es decir, la manera en gque va invadiendo las zonas

del yacimiento, a medida que transcurre el tiempo.

Zona no barnida

zona barrida

Figura 2.3. Esquema de la eficiencia de barrido. **!
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2.4.2.1. Eficiencia de barrido areal

Se define a la fraccion (Ecuacion 2.9) de area horizontal que es contactada por el

fluido inyectado.

Area contactada por el agente desplazante
E, = (2.9)

Area total

La eficiencia de barrido areal est& relacionada con las propiedades de las rocas
(porosidad, permeabilidad, entre otros) y las propiedades del sistema roca-fluidos
(angulo de contacto, permeabilidades relativas, presiones capilares, otros), las
cuales tienen una influencia directa sobre el volumen de roca invadida por el
fluido inyectado. Asi como también sobre la direccion y velocidad del
movimiento de los fluidos. Entre los diversos factores que pueden afectar o

modificar el comportamiento de la eficiencia de barrido areal son:

(a) Geometria de los pozos de inyeccion y produccion: se refiere a la
configuracion areal o patron existente entre los tipos de pozos (inyectores,
productores). &

(b) Razdn de movilidad: Es comdn que la eficiencia areal disminuya cuando la
razon de movilidad aumenta. !

(c) Volumen de fluidos inyectados: La eficiencia areal aumenta con el
volumen de fluidos inyectados y, por lo tanto, con el tiempo.

(d) Densidad y viscosidad de los fluidos (en sitio e inyectados).

En complemento, los autores, Green y Willhite (1998), consideran que la
eficiencia areal se encuentra afectada por la heterogeneidad en la permeabilidad
del yacimiento y del valor relativo de las fuerzas gravitatorias y viscosas. Por otra
parte, Lake (1989), considera que aunque la eficiencia de barrido areal puede ser
determinada a través de la simulacién o por métodos analiticos, la fuente méas

comun de data de ella es a partir de desplazamientos en modelos fisicos a escala.
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2.4.2.2. Eficiencia de barrido vertical

La fraccion del area vertical total que es contactada por el fluido inyectado la
Ecuacion 2.10 representa claramente su definicion, suele Ilamarse también

eficiencia de conformacién o de intrusién fraccional.

E, = Area vertical o seccion transversal contactada por el agente desplazante (2 10)
I - .

Area vertical (seccién transversal) total

Esta eficiencia se encuentra afectada por diversos factores que se citan a

continuacion:

(a) Heterogeneidad del yacimiento.

(b) Razdn de movilidad: al aumentar la M, disminuye la eficiencia de barrido
vertical.

(c) Volumen de fluido inyectado: la E, aumenta con el volumen de fluidos
inyectados y, por lo tanto, con el tiempo.

(d) Flujo cruzado entre capas.

Ademas de lo anterior, Green y Willhite (1998) consideran importantes la
segregacion gravitacional causada por diferencias de densidad, la anisotropia en la

permeabilidad del yacimiento y las fuerzas capilares.
FUNDAMENTOS TEORICOS DE LOS PROCESOS QUIMICOS
2.5. INYECCION DE ALCALI

Este método consiste en aumentar el pH del agua de inyeccién mediante la adicién
de un agente alcalino (como carbonato de sodio, silicato de sodio, hidroxido de
sodio), el cual reacciona con los componentes &cidos del crudo para producir
surfactantes. La generacion de dichas sustancias tenso-activas disminuye la
tension interfacial (TIF) entre el agua y el petr6leo, ademas, permite formar
emulsiones que ayudan a mejorar la razon de movilidad y a solubilizar las

membranas rigidas interfaciales.”™ La reduccion de la tension interfacial por
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surfactantes, generalmente, estd relacionada con la disminucién del petréleo
residual (y el agua connata), y esto se debe al equilibrio entre las fuerzas viscosas
y capilares, asi como del namero acido, gravedad API y viscosidad del crudo.
Cabe sefialar, que bajo condiciones apropiadas de salinidad, pH y temperatura, los
surfactantes pueden cambiar la humectabilidad del medio poroso, lo cual se
interpreta como un cambio en las curvas de permeabilidad relativa del agua vy el

petréleo.

El proceso comienza con un preflujo, para condicionar el yacimiento, luego la
inyeccion del tapon de la solucién alcalina, seguido por una solucién polimérica
para el control de la movilidad y por Gltimo, un fluido de empuje (agua) que
mueve los quimicos y el banco de petroleo resultante hacia los pozos

productores™ tal como se muestra en la Figura 2.4.

Pozo Inyector
Pozo Productor

Petréleo

barrido

Figura 2.4. Esquema de inyeccion de Alcalis .

Los factores que influyen en la inyeccion de alcalis son [271;

(@) Tipo de sustancias alcalinas
(b) Interacciones fluido/fluido
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(b.1) Emulsificacion

(b.2) Expansion de petroleo

(b.3) Precipitacion

(b.4) Reduccion de la tension interfacial
(c) Interaccion fluido/roca

(c.1) Intercambio ionico

(c.2) Disolucion de la roca

(c.3) Alteracion de la mojabilidad

(d) Propiedades de la roca yacimiento
(e) Consumo de alcali
(f) Uso de polimeros

2.5.1. Reaccién del alcali con el petroleo

2.5.1.1. Generacioén de surfactante en sitio

El alcali inyectado reacciona con los componentes saponificables (&cidos) del
petréleo en el yacimiento, cuyas fracciones principales son acidos carboxilicos,
carboxifenoles, porfirinas y asfaltenos®. El contenido 4cido de un crudo tiende a
ser considerable cuando su composicion base es alta en nafténicos, en el caso
donde esto no ocurre, se recomienda inyectar al yacimiento un tapon de petréleo

con &cidos organicos, seguido por el agua alcalina.

La quimica entre el &lcali-petroleo es descrita mediante la division de un
componente pseudo-acido (asumido altamente soluble en petr6leo) entre las fases
de petrdleo y agua y subsecuente hidrdlisis, la cual se muestra en la Ecuacion
2.11, en la presencia de &lcali para producir un surfactante aniénico A" soluble®,
cuyo componente es denotado convencionalmente como RCOO’, tal como

aparece en la Ecuacion 2.12.

HA,+ NaOH — NaA + H,0 (2.11)

Es decir,
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R—COO H*+ Na*OH~ — R —-CO0 Na* + HOH (2.12)

Acido organico Alcali Sal organica Agua
(Surfactante)

El grado de la reaccion que ocurre en la interface agua/petroleo depende
fuertemente del pH de la solucidn acuosa. Una fraccion de &cidos organicos del
petrleo son ionizados con la adicion de un alcali, mientras otros se mantienen
electronicamente neutros. El hidrégeno unido interacciona entre los acidos
ionizados y neutros y pueden formar jabones &cidos. Toda la reaccion, que
aparece en la Ecuacion 2.11 es descompuesta a una distribucion del &cido
molecular entre las fases de petr6leo y agua, como se demuestra en la Ecuacién
2.13 y una hidrdlisis en la fase acuosa, tal como en la Ecuacién 2.14:

HA, — HA,, (2.13)
HA, < H* +4,~ © (2.14)

HA denota una sola de las especies acidas, A denota una gran cadena organica y

los subindices 0 y w representan las fases de petroleo y agua, respectivamente.

2.5.1.2. Reduccién de la tension interfacial

El surfactante generado se adhiere a la interface petroleo-agua para reducir la TIF.
La Figura 2.5 muestra las medidas de TIF de varias soluciones causticas versus
petréleo a diferentes salinidades, las mismas son sensibles tanto a la concentracion
de NaOH como a la salinidad, mostrando un minimo en el rango de concentracion
de NaOH desde 0.01 a 0.1 % del peso. La reduccion en la tension interfacial en
estos experimentos esta limitada por la emulsificacion espontanea de la mezcla
petréleo-agua cuando la tension interfacial alcanza un minimo. Ademas, se ha
observado que la tension interfacial minima ocurre en un rango muy cefiido de
concentraciones alcalinas, tipicamente 0,05 a 0,1% del peso con una tension

interfacial minima de 0,01mN/m. [*°!

20



OO0 0.25 wt. % NaCl
O——0O 0.50 wr. % NaCl

" &——A 1.00 we. % NaCl
- 10 D\\

10°

Lot bt

T T llll]l[
ol

TET, mN/m

ol

T T T TTTTI]

Ll

RE B B g p T |

10-2 R | :
1072 10! 10°

Weight % NaOH

-
o
[}

“

Figura 2.5. Tensiones interfaciales en sistemas solucién caustica - petréleo.™*”!

La figura citada sugiere una salinidad dptima aproximada a 1% del peso de NaCl
para una solucion de NaOH de 0.03 % del peso. En realidad, Jennings y otros
autores™! demostraron mediante experimentos de recobro de petrdleo, que hay

una concentracion éptima de NaOH para una salinidad dada.

2.5.1.3. Efectos de la fuerza ionica y el pH en la tension interfacial

El rango de concentracién en el que la TIF entre un crudo y la solucion alcalina es
minima, es muy restringido, fuera de él la TIF incrementa drasticamente. Cuando
se seleccionan quimicos para un proyecto, se llevan a cabo distintos analisis, ya
sea que se realice uno de la salinidad por el cambio de la misma mientras se fija
una concentracion de alcali, o se puede generar un analisis del alcali por el
cambio de concentracion de este agente mientras se fija una salinidad. A mayor
concentracion de alcali (pH) también incrementa la fuerza idnica (salinidad). En
general, la salinidad es méas alta que la concentracion de alcali usado (lo més

probable es que sea menor al 1 — 2%).
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La reduccién en la TIF entre el petréleo y el agua alcalina depende del pH del
agua, la concentracion y el tipo de sales en solucion, asi como la concentracion y
el tipo de é&cidos orgénicos en el petroleo. En la Figura 2.6 se puede notar que la

tension interfacial alcanza un valor minimo en un rango de pH entre 8.2 a 9.2.
2.5.2. Interacciones entre el alcali y la roca

Los quimicos alcalinos utilizados en la inyeccién pueden tener ciertas
interacciones con los minerales de la roca yacimiento causando un retardo

excesivo en la propagacion de estos quimicos a través del medio permeable.

2=
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Figura 2.6. Efecto del pH y la salinidad en la tension interfacial entre el petroleo y el agua
alcalina."

Debido a la complejidad de la mineralogia de los yacimientos, el nimero de
reacciones posibles con el alcali es bastante alto. En consecuencia, por el area
superficial de arcilla considerablemente expuesta, estos materiales son una parte

importante en el proceso de desplazamiento de la solucion alcalina.
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Inicialmente, cuando la arcilla en equilibrio con el agua de formacion es
contactada por la solucién alcalina, la superficie rocosa intentara equilibrarse con
su nuevo ambiente y comenzard un intercambio de iones entre la superficie sélida
(el hidrégeno es uno de los iones presentes) y la solucion alcalina. Como el pH de
la solucion incrementa, los iones de hidrdégeno reaccionan con los iones de
hidréxido contenidos en el fluido inyectado, reduciendo el pH de la solucion
alcalina. Por esta reaccion, la base presente en la mezcla es agotada a medida que
dicha solucién se mueve a través del yacimiento. Los iones de calcio (encontrado
en las arcillas asi como iones de magnesio) son indeseables en el fluido alcalino, y
su concentracion debe mantenerse en un valor muy bajo, ya que elevan la TIF
entre el petréleo y el agua alcalina, este comportamiento esta representado en la
Figura 2.7. La reaccion de estos iones (Ca*? y Mg*?) con el lcali puede generar
precipitacion, disolucion de minerales de la roca (silice) y por lo tanto,

taponamiento u obstruccion del medio poroso.

La interaccion del alcali con los minerales de la roca, ademés del intercambio de
iones e hidrolisis, puede incluir reacciones de disolucion congruentes e
incongruentes, formacion de sal insoluble por la reaccion con los iones de los
fluidos en el poro y los intercambiados con la superficie rocosa. Retomando lo
anterior, la disolucién congruente, quiere decir, que sucede en partes de un
mineral sin que la porcion no disuelta del mismo sea modificada, en contraste, la
disolucion incongruente se refiere a la disolucion de un mineral y la formacion de

otro diferente o que la parte remanente del mineral se altere a otro.
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Figura 2.7. Efecto de la concentracion de calcio y magnesio en la tension interfacial entre el

crudoy el agua alcalina™.

2.5.3. Reaccidn entre el &lcali y el agua de formacion

La primera reaccion del alcali con el agua de formacion es reducir la actividad de
cationes multivalentes como el calcio y magnesio. El contacto del alcali con estos
iones, puede formar precipitados de hidréxido de calcio e hidroxido de magnesio,
carbonato o silicato, dependiendo del pH, concentracién de iones, temperaturas y
otros. Estos precipitados pueden causar desviacion del fluido en el yacimiento,
creando un mejor contacto del fluido inyectado con los canales menos permeables
y/o menos invadidos, pudiendo contribuir, entonces, al recobro mejorado.
Ademas, esta reduccion de actividad cationica de la salmuera del yacimiento
conllevara a una mayor actividad del surfactante y menores valores de tension

interfaciall®®
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2.5.4. NUmero acido

Se define como la cantidad, en miligramos, de hidréxido de potasio (KOH)
requerido para neutralizar (pH=7) un gramo de petrdleo. La potencialidad de un
crudo se puede percibir en la capacidad que posee para formar surfactantes, es por
ello, que existe un procedimiento para caracterizar crudos candidatos para la

inyeccidn de sustancias alcalinas y es a traves de la medicién del nimero acido.

2.5.5. Consumo total del alcali

El consumo del &lcali se puede representar a través de la Ecuacion 2.15:
C; — Cp = AC, +AC, + AC, + ACp (2.15)

Donde C; y C son las concentraciones, inicial y actual, respectivamente; AC, es
el consumo de &lcali por su reaccidn con el crudo para generar surfactantes, AC,,
es el consumo de alcali causada por la reaccion con los iones multivalentes
presentes en el agua de formacion, AC, consumo durante el intercambio de iones
entre la solucion alcalina y la roca, finalmente, AC, el consumo durante la

reaccion de disolucion entre el &lcali y la roca.

Estos ultimos cuatro términos, deben ser determinados experimentalmente en un
laboratorio, las condiciones deben ser lo mas cercanas posible a las condiciones de
campo. Realmente, lo que se obtendra es una aproximacion para estimar el
consumo de cada tipo, en la practica, no se pueden inducir todos los experimentos
necesarios debido al costo, la disponibilidad de recursos y el tiempo limitado. Una
regla general es que la concentracion de alcali es de 0.05 a 2% y el volumen de

inyeccion es de 0.1 a 0.23 del volumen poroso.
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2.5.6. Mecanismos de recobro

2.5.6.1. Emulsificacion y arrastre

Los quimicos alcalinos pueden generar un recobro mejorado de petroleo a través
de la formacion de emulsiones. La emulsificacion produce petroleo adicional, por
lo menos, en dos maneras: a través de la reduccion de la razén de movilidad, ya
gue muchas de estas emulsiones tienen una viscosidad sustancialmente alta, y a
través de la solubilizacion y arrastre de petréleo en una corriente de flujo acuoso.
El primer mecanismo mejora el desplazamiento y el barrido volumétrico, como lo

hace cualquier otro agente de control de movilidad.™

Cuando el agua alcalina y el petroleo fluyen simultaneamente por el medio
poroso, se forma una emulsion viscosa “externa de petrdleo”, las propiedades de
flujo de este tipo de emulsion permite que se genere un gradiente de presion alto y
variable en las adyacencias del frente de la emulsion, sin embargo, estos
gradientes de presion son capaces de superar las fuerzas capilares y desplazar al
petréleo del espacio poroso. La formacion local de emulsiones altamente viscosas

no es deseable, puesto que podria promover la inestabilidad del sistema.

La emulsificacion depende potencialmente de la tension interfacial agua-petréleo.
Cuanto menor sea la tension interfacial, es mas facil que la emulsion ocurra, la
estabilidad de la misma obedece a la pelicula formada en la interface
agua/petrdleo. Los componentes &cidos en el crudo podrian reducir la TIF para
hacer que la emulsificacion se produzca con facilidad, mientras que los
surfactantes y asfaltenos se adsorben sobre la interface para generar una pelicula
maés fuerte y de este modo mejorar la estabilidad de la emulsion. En la inyeccién
alcalina, las emulsiones son instantaneas y muy estables. Desde el punto de vista
de la emulsificacion, la tension interfacial minima dindmica cumple un rol
importante en la recuperacion mejorada de petréleo. Algunos investigadores

observaron experimentalmente que este mecanismo no es completamente
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reversible, al alcanzar tensiones interfaciales dindmicas ultrabajas, entonces

ocurria la emulsificacion(?®

La solucion caustica tiene la habilidad de prevenir la adherencia del crudo a las
superficies de la roca. La condicidn necesaria para el arrastre continuo, parece ser
manteniendo la TIF a un nivel bajo a medida que se mueve la mezcla a través del
yacimiento. EIl proceso ocurre a partir de la formacién de una emulsion estable
crudo en agua y el arrastre de la emulsion en la solucion alcalina que fluye. Para
mejorar el proceso de emulsificacion, la salinidad de la solucion alcalina debe ser
ajustada a fin de obtener la 6ptima. Las condiciones para que ambos mecanismos
ocurran son; alto pH, nimero acido bajo, poca salinidad, y que el diametro de la

emulsion agua-petroleo sea menor que el didmetro de la garganta de poro.

2.5.6.2. Emulsificacion y entrampamiento

En estos mecanismos, la eficiencia de barrido estd impuesta por la accion de las
gotas de petroleo emulsificado que bloquea las gargantas de poro. Las condiciones
para que este mecanismo ocurra son; alto pH, nimero acido moderado, baja
salinidad, diametro de la emulsién agua-petrleo sea mayor que el didmetro de la
garganta de poro.

2.5.6.3. Cambio de mojabilidad

El cambio de mojabilidad es causada por la adsorcion de moléculas de surfactante
(formado de la reaccion interfacial) a la superficie sélida. En un estado original de
mojabilidad del medio, la fase no mojante ocupa los poros grandes y la fase
mojante ocupa poros pequefios. Si la mojabilidad de un medio se revierte, el
fluido no mojante existird en los poros pequefios, y el fluido mojante en los
grandes. La redistribucion resultante del fluido, asi como el intento de las fases
por conseguir su estado natural, haran a ambas fases vulnerables para recuperar a

través de las fuerzas viscosas.
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(a) Mojado al petréleo a mojado al agua

Cuando la mojabilidad es cambiada de mojado a petréleo a mojado al agua, la
produccién de petroleo incrementa debido a los cambios favorables en las
permeabilidades. Como el petr6leo residual en un medio poroso mojado al agua es
inmavil, en comparacion con la fase continua de petroleo residual en un medio
poroso mojado al petréleo. Las rocas mojadas al agua podrian no responder a este
mecanismo, asi que por ello, esta limitado a yacimientos mojados al petrdleo

donde el sistema podria ser invertido.

(b) Mojado al agua a mojado al petréleo

En un sistema mojado al agua, al invertir su mojabilidad de un tipo mojado al
petréleo, la menor saturacion de petrdleo residual que se alcanza a través de una
baja tension interfacial y las emulsiones agua en petr6leo viscosas, actlan juntas
para obtener un nimero capilar alto. Obviamente, la salinidad en el agua alcalina
debe ser alta para que la emulsioén agua/petréleo pueda ser generada con la ayuda
de tensiones interfaciales bajas causadas por el surfactante y las superficies de la

roca cambien a ser mojadas por petréleo.?®

Acd, el petroleo residual no mojante es convertido a la fase continua mojante,
proveyendo una trayectoria de flujo ya que de otra manera estaria entrampado. Al
mismo tiempo, una baja tension interfacial induce la formacién de una emulsion
“externa de petroleo” con gotas de agua en la fase mojante y continua de petroleo.
Estas gotas de la emulsion tienden a bloquear el flujo, generando un gradiente de

presion alto en la region donde se forman.

2.5.6.4. Emulsificacion y coalescencia

Ambos mecanismos estdn relacionados a la emulsion agua/petroleo
espontaneamente formada. Las gotas de petroleo aisladas son emulsificadas

después de contactar con la solucién alcalina, ellas se unen entre si para formar
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gotas mas grandes mientras que se mueven a través de los poros, esto ocurre
porque las peliculas de la emulsion agua/petréleo no son rigidas y pueden ser
facilmente destruidas e incorporarse para formar gotas grandes. Algunas de estas
gotas emulsificadas son atrapadas en las gargantas de poro. Por lo tanto, los
mecanismos del recobro de petréleo estan para incrementar la eficiencia de
barrido e incrementar la coalescencia de las gotas de petr6leo dentro del banco de

petréleo.

2.5.7. Concentracion del alcali

La concentracion del alcali y el volumen varian dependiendo del mecanismo de
recobro incluido. Las concentraciones mas bajas para mecanismos de
emulsificacion van desde 0.001 hasta 0.5 % del peso. El rango de
concentraciones mas altas comprende desde 0.5 a 3 % peso o incluso hasta 15%
(peso) se ha requerido para el mecanismo de cambio de mojabilidad. En general,
un tapén de solucion alcalina puede ser tan efectivo como uno de inyeccion
continua, aunque el mecanismo de emulsificacion y entrampamiento requerira de
un gran volumen, suficiente para asegurar la produccion de la emulsion alcalina.
Si el volumen es pequefio y el alcali es consumido por la reaccion con la roca, la
emulsion puede quedarse atrapada antes de que alcance los pozos productores.
Otros mecanismos en los que se mejora la relacion de movilidad, es importante
considerar que se requiere un tamafio de tapdn no mas grande que el 10-30% peso

del volumen poroso para ser efectivo.

2.5.8. Condiciones de aplicacion de la inyeccion de alcalis

Los pozos de inyeccion deberian estar localizados dentro de zonas de petréleo y
no cerca del acuifero para evitar el consumo causado por la reaccion con los iones
divalentes. Sin embargo, si el agua en el fondo tiene un alto contenido divalente,
se puede inyectar una solucion alcalina para formar precipitados en esta zona y

que la conificacion se pueda mitigar. El yacimiento no debe tener capa de gas.
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Para los yacimientos de petréleo con un nimero acido alto, la inyeccién alcalina
se puede llevar a cabo en cualquier etapa de desarrollo, sin embargo, para
yacimientos con un nimero &cido bajo, la inyeccion alcalina se realiza mejor en
una etapa temprana, en este caso, la saturacion de petroleo remamente deberia ser
mas alta que 40%.1°! Un buen crudo, candidato para proceder a la inyeccién de
sustancias alcalinas tendra un ndmero acido igual o mayor a 0.5 mg/g, sin
embargo, numeros acidos tan bajos como 0.2 mg/g puede ser aceptable si
solamente una pequefia cantidad de surfactante es requerida para saturar la
interface petréleo-salmuera. Es importante recordar que este proceso no esta

limitado por efecto de la temperatura.

El consumo del alcali por reacciones quimicas e intercambio de iones se presenta
debido a la existencia de arcillas. Por lo tanto, su contenido arcilloso no debe
exceder del 15 al 25%. La permeabilidad de la formacion debe estar por encima
de los 100 md!?®!,

La viscosidad del petréleo, menor a los 100cp. La salinidad del agua de formacion
menor que 20% Y los divalentes en el agua de inyeccién debe estar por debajo del
0.4%.

Para el disefio de un proyecto de inyeccion alcalina, se toma en cuenta lo

siguiente:

(@) El consumo de alcali en el campo es mas alto que en el laboratorio debido
al tiempo de contacto del alcali con las rocas.

(b) EIl factor de recobro en el campo es generalmente menor que el obtenido
en laboratorio.

(c) Cuando la inyeccion alcalina es combinada con otros meétodos, como
inyeccion de polimero, inyeccion de surfactante, inyeccion de
hidrocarburos gaseosos o métodos de recobro térmico, se obtendran
mejores efectos.

(d) La inyeccion alcalina podria causar problemas de escala en el yacimiento,
en el pozo, en facilidades de superficies y equipos.
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(e) Cuando una solucion alcalina hace contacto con el petréleo, emulsiones
estables se pueden formar y, esto incrementara los costos para el
tratamiento de los fluidos producidos en superficie.

2.6. INYECCION DE POLIMEROS

Este método consiste en la adicion de una pequefia cantidad (200 a 1000 mg/L) de
polimeros de alto peso molecular al agua de inyeccion con el fin de reducir su
movilidad. El incremento en la viscosidad aparente del agua, asi como la
disminucion permanente de la permeabilidad relativa a la fase acuosa, que ocurre
por la accion de los polimeros, causa una baja razén de movilidad entre fluidos en
sitio y los fluidos inyectados, lo cual permite obtener una mayor eficiencia
volumétrica de barrido y una menor saturacion de petréleo en la zona barrida. En

promedio, esta técnica recobra menos del 5% del petrdleo original en sitio.”

Por otra parte, la secuencia de aplicacion de este método de recuperacion de
petréleo es llevada a cabo de la siguiente forma: la inyeccion de un preflujo, el
cual es una salmuera de baja salinidad para condicionar al yacimiento, luego un
tapon de solucion polimérica (mayor o igual al 30% del volumen poroso), seguido
por otro tapon constituido de la misma salmuera introducida inicialmente para
proteger el polimero y, por ultimo, la inyeccion del agua que proporcionara el
empuje hacia los pozos productores, tanto de los fluidos inyectados como del
banco de petréleo resultante. ™! En otro orden de ideas, muchos de los factores
que afectan el recobro de petr6leo mediante la inyeccion de polimeros son la
degradacion de estos quimicos debido a la salinidad del agua intersticial,

temperatura, tasas de corte, entre otros.

2.6.1. Tipos de polimeros

Existen dos tipos de polimeros, llamados macromoléculas y que son ampliamente
usados en los procesos de recuperacion mejorada de petréleo: poliacrilamidas y

polisacéridos. Los primeros son fuertemente adsorbidos a superficies minerales,
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razén por la cual, son parcialmente hidrolizados para reducir este efecto cuando
reacciona con una base (hidroxido de sodio, hidroxido de potasio o carbonato de
sodio). Estos polimeros sintéticos se degradan a altas temperaturas y a altas tasas
de corte, ademas, son sensibles al contenido de sal. El polisacérido de mayor
aplicacion en los procesos de recuperacion mejorada ha sido el “Xanthan Gum”.
Entre las caracteristicas mas reconocidas de este biopolimero es que su estructura
es suficientemente rigida como para resistir a la degradacion mecanica, son
estables a temperaturas elevadas y menos sensibles a sales, pero mas costosos y
vulnerables a la degradacion bacteriana.

2.6.2. Estabilidad de los polimeros

Un polimero debe ser estable a condiciones de yacimiento para el tiempo de
residencia (generalmente algunos afios) que se estima dentro de él, dicha
estabilidad a la temperatura del yacimiento asi como a las sales que se encuentran
en la roca es esencial para aplicaciones de procesos de recuperacién mejorada de
petrdleo, es por ello que se hace imprescindible citar los diferentes mecanismos de
degradacion a los que pueden estar sometidos los polimeros. Segun Sheng (2011),
la degradacion polimérica se refiere a cualquier proceso que rompe la estructura
molecular de las macromoléculas. Las principales vias de degradacién que
conciernen en las aplicaciones de recobro de petrdleo son la quimica, mecanica y

bacteriana.
2.6.3. Mecanismos de degradacién de los polimeros

2.6.3.1. Degradacion quimica

Lake (1989) considera este término para denotar procesos como oxidacion
térmica, sustitucion de radicales libres, hidrolisis y degradacion bioldgica, sin
embargo, en la presente investigacion, esta Ultima se explicara de manera aislada.

Para una solucion polimérica dada, habra alguna temperatura por encima de la
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cual el polimero realmente se craqueard, aunque no esta establecida para todos los
tipos de polimeros aplicados en los procesos de recuperacién mejorada de
petroleo, esta temperatura es bastante alta, por el orden de los 400 K (260 °F).
Casi siempre, la temperatura de yacimiento estar4 por debajo del limite citado
anteriormente, por lo que no representa una situacion de cuidado e interés.

Por otro lado, como el tiempo de residencia en el yacimiento tiende a ser algunos
afios, las reacciones lentas son potencialmente graves, por lo que cabe sefialar, que
la tasa de reaccion quimica depende fuertemente de otras variables como el pH o
la dureza, para una solucion polimérica en la que presente un pH neutro la
degradacion no es significante, pero comienza a tomar importancia cuando se
combina una alta temperatura con un pH muy bajo o muy alto. También, la
degradacion quimica de polimeros en soluciones acuosas estd sumamente afectada
por la presencia de iones divalentes como el calcio (Ca*?) o el magnesio (Mg*)
que influyen en la hidrélisis de los poliacrilamidas y por lo tanto, en su
estabilidad, ya que tienden a flocular. Segun, Green y Willhite (1998), los
poliacrilamidas y los biopolimeros son estables a altas concentraciones de los
iones en cuestion, siempre que se encuentren a bajas temperaturas.

Cabe destacar, que tanto para los poliacrilamidas como para los polisacaridos esta
bien establecida la susceptibilidad que tienen al ataque de oxidacion por la
presencia del oxigeno disuelto en el agua inyectada.[* Esta considerada como la
fuente méas seria de degradacion, por esta razon, se aplican los secuestradores de
oxigeno, y en este caso el polimero debe ser agregado a la mezcla acuosa si la
reaccion entre el secuestrador y el oxigeno ha sido completada. Otra manera de
prevenir o retardar estas reacciones es mediante el uso de antioxidantes. Segln
Lake (1989), tanto los secuestradores como los antioxidantes ayudan a prevenir la
formacién de geles, aglomeracién y otros efectos indeseables que pueden causar
atascamiento en el pozo y reducir la inyectividad. Este tipo de degradacién se
puede detectar por la pérdida de viscosidad de la solucién con el tiempo y la tasa

de la misma se incrementa a medida que la temperatura también lo hace. La
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degeneracién por oxidacion es catalizada mediante la presencia de iones del metal

Hierro (Fe*?). [**]

2.6.3.2. Degradacion bioldgica

El ataque bioldgico resulta en la pérdida de viscosidad de la solucion a partir de la
destruccion de la cadena principal de carbohidratos.!*®! Para que ocurra es esencial
que una molécula de polimero sea destruida por bacterias o0 por procesos quimicos
gobernados por enzimas. La degradacion biolégica es principalmente un problema
para los biopolimeros o los polisacéaridos, como se ha citado anteriormente y las
variables que potencialmente los afectan, segun Lake (1989), son: el tipo de
bacteria, la presion, la temperatura, la salinidad y otros quimicos presentes. En
cierto modo, para mitigar este tipo de degradacion se usan los biocidas (como el
formaldehido que ha sido aplicado ampliamente en procesos de recuperacion
mejorada), que son necesarios para el manejo de la solucion polimérica en
superficie y, si la temperatura de yacimiento no es muy alta, deben usarse junto

con los fluidos a inyectar.

2.6.3.3. Degradacion mecéanica

Cuando una solucion polimérica esta expuesta a altas tasas de corte, la molécula
se disgrega. Tal condicién se puede alcanzar durante la mezcla de la solucion, el
transporte en bombas, valvulas o tuberia, la inyeccién en las perforaciones o en
las adyacencias del pozo, donde gran cantidad de solucidn polimérica esta siendo
forzada a pasar a través de los agujeros cafioneados, fluyendo a altas
velocidades.™ Por esta razén, la inyeccién de polimeros se ha hecho a hoyo

desnudo o con empaque con graval'®

para evitar un mayor esfuerzo sobre el
polimero que termine destruyendo las cadenas de este quimico y por lo tanto, la
viscosidad sea fuertemente reducida. La tasa de ruptura de dichas cadenas a altas

tasa de flujo depende del peso molecular, aqui las moléculas mas grandes son las
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que ofreceran mayor resistencia a fluir, sufriran esfuerzos de elongacién y al final
de romperan.
La degradacion mecanica de los polimeros es mas severa a altas tasas, largas

distancias de flujo y a bajas permeabilidades a la salmuera.

2.6.4. Reologia de los polimeros

Los polimeros son fluidos No-Newtonianos para todo el rango de concentraciones
de interés comercial (50 — 2000 ppm) %!, Ellos se encuentran en esa clasificacion
porque no cumplen la ley de Newton (Ecuacion 2.16), la cual establece que: “El
esfuerzo de corte es proporcional al gradiente de velocidad o velocidad de corte”,
cuya constante de proporcionalidad esta representada por la viscosidad. Los
polimeros tienen un comportamiento de flujo tan complejo como para ser

caracterizados s6lo por este ultimo parametro.

T = u * y (Ley de Newton) (2.16)
Donde
u es la viscosidad de la solucién

T es el esfuerzo de corte

y es la velocidad de corte

Sin embargo, hay una expresion general (Ecuacion 2.17) que relaciona el esfuerzo
y la tasa de corte:

T=K=xy" (2.17)
Donde K es el indice de consistencia y n el indice de comportamiento de flujo.

Debido a que n determina precisamente el modo en que se desarrolla el flujo, si es

menor que uno (n <1) el fluido se denomina pseudoplastico (shear-thinning),
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éstos fluyen mas facilmente aumentando la velocidad de deformacion. Por el
contrario, cuando n es mayor que uno (n >1) la resistencia a fluir aumenta con un
incremento de la velocidad de corte, y el fluido se denomina dilatante (shear-
thickenning). Claramente, para casos en los que el esfuerzo de corte no varia
linealmente con la tasa de corte el fluido es No-Newtoniano, y su viscosidad

aparente puede ser definida como se muestra en la Ecuacion 2.18:

T=lg*Y (2.18)

Donde
U, €s la viscosidad aparente

y es la velocidad de corte

Segun Green y Willhite (1998), normalmente, la viscosidad aparente (u,) de las
soluciones poliméricas usadas en los procesos de recuperacion mejorada de
petroleo decrece mientras las tasas de corte incrementan, a los fluidos que
presentan este comportamiento reoldgico son llamados pseudoplasticos. La u,
disminuye porque las moléculas del polimero son capaces de alinearse ellas
mismas con el campo de corte y reducir la friccién interna. La representacion de
las propiedades reoldgicas de fluidos pseudoplasticos es posible con el Modelo de
Ley de Potencia (Ecuacion 2.19):

p=Ky"? (2.19)
Donde
u es la viscosidad aparente
y la tasa de corte
K y n son constante y exponente, respectivamente, del Modelo de Ley de

Potencia
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La constante y el exponente pueden ser obtenidas mediante correlaciones
desarrolladas a partir de datos reolégicos correspondientes.

En la Figura 2.8 se puede representar el comportamiento tipico de un fluido
pseudopléstico, a bajas tasas de corte el fluido se comporta como Newtoniano en
el que la viscosidad aparente es constante. Esta region es llamada “Lower
Newtonian”, a medida que la tasa de corte va aumentando, hay una transicion a
fluido pseudopléstico representado por el Modelo de Ley de Potencia. Por tltimo,
a altas tasas de corte hay otra transicion a newtoniano, cuya zona se le denomina
“Upper Newtoanian”. Ademas del modelo mencionado, existe otro que describe
el comportamiento reolégico completo de un fluido pseudoplastico desarrollado

por Carreau.!®

Mewtoniano inferior

Log-log

Mewtoniano superior

I
| 1

Vicosidad, p

Tasa de corte, seg™

Figura 2.8. Reologia de un fluido pseudo-plastico. ™ (Mod. Camacho)

A pesar del complejo comportamiento de las soluciones poliméricas, la viscosidad
aparente de esos fluidos es significativamente mas alta que la viscosidad del agua

sola, incluso a altas tasas de corte. En la Figura 2.9 se puede observar el
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comportamiento tipico de una solucion polimérica, en comparacion con otros

fluidos.

Petréleo

Solucién polimérica

Agua

Viscosidad aparente —

Tasa de corte (velocidad de flujo)

Figura 2.9. Viscosidad aparente vs. tasa de corte. ? (Mod. Camacho)

2.6.4.1. Factores que afectan la viscosidad aparente

(@) Solventes

En el solvente, la molécula del polimero puede ser visualizada como un agregado
fibroso. Segun la calidad de dicho solvente el polimero tendra la facultad de
extenderse o contraerse a lo largo de él, suministrandole flexibilidad. En el caso
de su extension, la molécula del polimero maximiza la interaccion entre las demas
moléculas, lo que lleva a un aumento en la viscosidad aparente. El agua destilada
es un buen solvente para la mayoria de los polimeros. Sin embargo, si hay sales
adicionadas, el electrolito neutraliza la carga de la molécula del polimero. Con la
carga neta disminuida, la fuerza que ayuda a extender la molécula del polimero
disminuye. De este modo, mientras las concentraciones de sal sean altas, la
molécula del polimero se contrae reduciendo la viscosidad de la solucién. Este
comportamiento tipico de la viscosidad aparente a medida que cambia la

concentracién de sales se muestra en la Figura 2.10.
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Viscosidad aparente (a baja tasa de corte)

Concentracion de sal —_—

Figura 2.10. Viscosidad Aparente vs. Concentracion de sal.?! (Mod. Camacho)

La naturaleza pseudoplastica de las soluciones poliméricas adiciona otra variable
en el efecto de los solventes sobre el polimero. A muy bajas velocidades de corte,
el polimero tiene una mejor oportunidad de extenderse en un buen solvente,
incrementado la viscosidad aparente. A altas velocidades, la oportunidad de que el
polimero se relacione intermolecularmente se reduce, por lo tanto la degradacién

debida a la concentracién de sal es menos pronunciada.®”

(b) Peso Molecular

Si las moléculas del polimero estan compactas, como esferas no interactivas, el
peso molecular tiene un pequefio efecto en la viscosidad de la solucién. Sin
embargo, la naturaleza fibrosa del polimero con su habilidad para extenderse y

enrollarse, hace al peso molecular un factor de importancia.[24]

(c) Hidrdlisis

La hidrolisis consiste en el intercambio de radicales amida en presencia de agua

para formar nuevas sustancias, es decir, convierte algunos grupos amida (NH) a
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grupos carboxilos (COQO"), como se muestra en la Figura 2.11. La extensién de la
hidrélisis afecta la reologia del polimero y por lo tanto, su comportamiento en el
yacimiento. El porcentaje o grado de hidrolisis mide la cantidad de radicales
amida que se intercambian durante la reaccion con el agua, en productos
comerciales este rango comprende desde el 15 al 35%.

Se descubrié que la viscosidad aparente de una poliacrilamida parcialmente

hidrolizada era mucho mayor que para una poliacrilamida sin hidrolizar.

~CH,— CHI{CH,—CHE—

C=0 C=0

| |
NH, ONa*

Figura 2.11. Estructura del poliacrilamida hidrolizado.

Cuando la hidrolisis estd por encima del 40%, las cadenas flexibles estan
seriamente comprimidas y deformadas y la viscosidad es reducida. En agua dura
(con alto contenido de calcio y magnesio) por encima de dicho limite puede
ocurrir la floculacion. Debido a que un proceso de recuperacion mejorada de
petroleo es largo, la estabilidad del polimero es importante. Generalmente, el
porcentaje de hidrdlisis requerido es menor al 40% después de tres meses. Sin
embargo, la hidrolisis del poliacrilamida es muy répida bajo condiciones acidas y
basicas, y una vez hidrolizada no resulta tolerante a temperaturas o salinidades
altas. 2]

En agua destilada las cargas de la molécula hidrolizada maximiza la interaccion
molecular, incrementando su viscosidad. Si la concentracién de sal de los
solventes se incrementa, esta interaccion de las moléculas es muy bajo hasta el
punto de repelerse. En experiencias anteriores se encontré que mientras que la
retencion del polimero era menor el grado de hidrolisis era mayor. La explicacion
de este fendbmeno la envuelve el tamafio de la molécula del polimero. El polimero

hidrolizado tiene un diametro efectivo mayor, el cual conlleva a un alto factor de
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resistencia o una movilidad reducida. Al mismo tiempo, un didmetro grande del
polimero hidrolizado disminuye el namero de sitios potenciales de adsorcion e

incrementa el volumen poroso inaccesible.?*!

(d) Concentracion del Polimero

Un aumento en la concentracion de polimero, incrementara significativamente la
viscosidad de una solucion acuosa, es lo que hace a este material quimico muy Util
en el mejoramiento de recobro de petréleo. Sin embargo, el incremento en la
viscosidad aparente puede no ser proporcional a la concentracién a bajas
velocidades de corte. Cuando la concentracion del polimero se incrementa, la
oportunidad de interactuar molecularmente aumenta considerablemente, en
consecuencia, los esfuerzos de corte serdn mayores y la solucion tendra un
comportamiento mas pseudoplastico. A diferencia que a muy bajas

concentraciones de polimero (< 50 ppm), el fluido tiende a ser Newtoniano.
2.6.5. Flujo de polimeros a través del medio poroso

2.6.5.1. Retencion del polimero

Es un efecto causado principalmente por la adsorcion a la superficie solida del
medio poroso y por el entrampamiento mecanico en los poros que son
relativamente pequefios para el tamafio de la molécula del polimero en solucion.
La retencion del polimero varia con el tipo de polimero, peso molecular,
composicion de la roca, salinidad de la salmuera, dureza de la salmuera, tasa de
flujo y temperatura.[“] En la mayoria de los casos, este efecto es instantaneo e
irreversible, esto ultimo se cumple si las cantidades minimas de polimero no
pueden ser removidas de la roca porosa al exponerla de manera prolongada a una

inyeccion de agua o salmuera.™™
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La retencion también puede ocurrir cuando la tasa de flujo se eleva de repente
después que el polimero ha sido inyectado a una tasa constante, hasta que se ha
alcanzado la condicion de estado estable, cuando sucede esto, se le denomina
retencion hidrodindmica, y parece ser reversible puesto que la cantidad de
polimero retenido después de un incremento en la tasa de flujo es la misma que la

de polimero recuperado cuando la tasa se reduce.™

Este fendmeno causa la pérdida de polimero de la solucién, asimismo, el control
de movilidad, lo cual se pronuncia si la concentracion del polimero es baja. La
retencion, ademas, puede motivar a un retraso en la tasa del polimero y la

propagacion del banco de petréleo generado.*®!

2.6.5.2. Volumen poroso inaccesible

Las moléculas de polimero son mas grandes que las moléculas de agua y en forma
relativa, que los poros de la roca, en consecuencia, los polimeros no fluyen a
través de todos los espacios porosos contactados por la mezcla. El porcentaje del
espacio poroso que no es contactado por la solucion polimérica es llamado
volumen poroso inaccesible. Se ha considerado una caracteristica general de los
polimeros, porque se ha observado en todos los tipos de medio poroso tanto con
los poliacrilamidas como los biopolimeros. Dicho porcentaje puede ser desde 1 a
2% hasta un maximo de 25 a 30% dependiendo del polimero y del medio
poroso.[**!

Para hacer que la molécula de polimero sea mas afin a la roca se inyecta una
salmuera en el medio poroso haciendo que la adsorcién del polimero sea mayor en
estos canales mas pequefios. A través de estos orificios el paso de soluciones
poliméricas se hace restringido por consiguiente la degradacion mecanica es
inminente. El volumen de poro que no logra contactarse depende del peso

molecular del polimero, permeabilidad del medio, porosidad y la distribucién del
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tamafio de poro y comienza a pronunciarse en tanto el peso molecular incrementa

y la relacion de permeabilidad o la porosidad disminuyen.**!

2.6.5.3. Reduccién de la Permeabilidad

La retencion del polimero reduce la permeabilidad aparente de la roca, lo cual va a
depender del tipo de polimero, la cantidad de polimero retenido, la distribucion
del tamafio de poro, y el tamafio promedio del polimero correspondiente a los
poros en la roca. La reduccion de permeabilidad es determinada
experimentalmente, primero, desplazando la solucion polimérica a través del
medio poroso, luego, desplazando el polimero con salmuera y midiendo la
permeabilidad a la salmuera después que el polimero movible ha sido
desplazado.™ En la practica, se describe la reduccién de la permeabilidad en
términos del factor de reduccion de permeabilidad, denotado como R, (Ecuacion
2.20), también llamado factor de resistencia residual, el cual es sensible al tipo de
polimero, peso molecular, grado de hidrolisis, tasa de corte y estructura poral del

medio permeable:

R, =4 (2.20)

Donde

k, es la permeabilidad a la salmuera antes de hacer fluir la solucion polimérica

ki es la permeabilidad a la salmuera después que ha sido desplazada la solucion
polimérica

Este factor es una medida de la tendencia del polimero a adsorber y bloquear
parcialmente el medio poroso, es por ello que se puede expresar en funcion de las
movilidades de la fase acuosa antes y después de mezclarse con el polimero, tal

como aparece en la Ecuacion 2.21.
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Hp

Donde
K, es la permeabilidad al agua
K, es la permeabilidad a la solucion polimérica

Hw Y M, son las viscosidades del agua y de la solucién polimérica,
respectivamente

2.6.6. Permeabilidad relativa en la inyeccion de polimeros

El efecto del polimero es incrementar la viscosidad del fluido desplazante y
entonces aumentar la eficiencia de barrido. Segun Sheng (2011), la permeabilidad
relativa del agua, ki, es reducida en una inyeccion polimérica, si la permeabilidad
relativa al petroleo (ko) es ligeramente cambiada. Estas son algunas razones:

(@) El polimero es soluble en agua pero no en petréleo. Cuando la solucién
fluye a través de las gargantas de poro, el polimero de alto peso molecular
es retenido en ellas, blogueando el flujo de agua y por tanto la
permeabilidad relativa del agua disminuye.

(b) Las moléculas del polimero pueden formar enlaces de hidrogeno con las
moléculas de agua, mejorando la afinidad entre la capa de adsorcion y
ciertas moléculas. La superficie rocosa comienza a ser mas humectada al
aguay por tanto, la permeabilidad relativa del agua se reduce.

(c) El polimero y el petréleo tienen trayectorias de flujo segregados, por esta
razon, el polimero reduce la permeabilidad relativa del agua y no la del
petréleo.

Para las curvas de permeabilidades relativas del petréleo y del agua después de la
inyeccion polimérica, algunos autores reportaron sus observaciones, las cuales
fueron similares en cuanto a la reduccion de la permeabilidad residual después
del paso de la solucién, comparada con las curvas de permeabilidad relativa antes
de la inyeccion, las mismas presentaron las siguientes caracteristicas:

(@) La permeabilidad relativa del agua se redujo a la misma saturacion de
agua, y correspondiendo a la misma Ky, la saturacion de agua fue mayor.
(b) La saturacion de agua inmovible se incremento.
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(c) La saturacién de petréleo residual se redujo, se cree que este resultado fue
causado por la adsorcion polimérica, la cual hace que la superficie rocosa
alcance mayor humectabilidad al agua.

2.6.7. Criterios de seleccién de una inyeccion de polimeros

El desarrollo o no de un proyecto de inyeccion de polimeros dependeréd de una

serie de factores y pardmetros que seran explicados a continuacion:

2.6.7.1. La roca yacimiento

El tipo de yacimiento es importante con respecto a la mineralogia, la porosidad y
la permeabilidad. La primera porque debe ser compatible con las soluciones
poliméricas que se inyectaran y las otras dos, debido a que su distribucién
determinard la inyectabilidad de los fluidos y por tanto, la duracion del proyecto.
Con una alta concentracion de arcilla la compatibilidad de la formacion con el
agua de inyeccion puede convertirse en un verdadero problema, ya que puede
ocurrir el hinchamiento de la arcilla o0 una movilizacion de finos. Ademas, se debe
prestar especial atencion, en la pérdida de quimicos debido a la adsorcion, la cual
es usualmente alta a una gran concentracién de arcilla y a un alto contenido de
carbonato™®. En cuanto a la permeabilidad de la formacion, Farouq (1994), alega
que debe ser mayor a 20 milidarcies y Lake (1989) coincide en dicha magnitud,
acotando que en algunos casos debe ser mayor para evitar el taponamiento. Por
otra parte, Littmann (1988) describe que una alta variacion de permeabilidad
vertical en el yacimiento es el caso donde una inyeccion de polimero puede tener

el maximo beneficio.

2.6.7.2. Profundidad del yacimiento y la temperatura

La profundidad de yacimiento es importante en relacién a la presion de inyeccion,
la cual es significativamente mas alta que en un proceso de inyeccion de agua. El
limite de la presion de inyeccion estad dado por el gradiente de fractura. Para

yacimientos someros, el gradiente de fractura debe determinarse mediante una
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prueba de inyeccién usando agua, aunque en muchos casos, este tipo de
yacimientos consisten de arenas poco consolidadas, ellas son relativamente
“débiles” y no exhiben una presion de fractura, por lo tanto, pocas profundidades
no siempre representan un problema severo. Cabe destacar, que la viscosidad
disminuye con el incremento de la temperatura, asi que la temperatura no solo
representa una restriccion técnica sino ademas, economica. La dependencia de la
temperatura es diferente para varios tipos de polimeros, por ejemplo, los
poliacrilamidas demuestran una fuerte tendencia a la floculacion cerca de los 158
°F. El proceso de adsorcion a la roca yacimiento eleva su intensidad a altas
temperaturas asi como las reacciones de descomposicién.[16] Farouq (1994),
sugiere que la temperatura no debe sobrepasar los 176 °F (353 K) y Lake (1989)
considera este mismo limite para evitar degradacion. Sin embargo, mas adelante
se presenta un cuadro resumen con las caracteristicas del yacimiento y de los
fluidos contenidos en él para la aplicacion de este proceso quimico u otros

existentes.

Otro factor que es influenciado por la temperatura es el uso de biocidas y
secuestradores de oxigeno. Sin embargo, las bajas temperaturas pueden tener un
efecto adverso en la inyeccion de polimeros ya que aumenta la actividad

bacteriana.
2.6.7.3. Propiedades de los fluidos

(a) Petrdleo

Las bajas viscosidades del crudo y bajas razones de movilidad permiten que una
inyeccién de polimeros sea un poco mejor que una inyeccion de agua
convencional. La aplicacion de la tecnologia de polimeros es mas efectiva para
viscosidades de petréleo entre 20 y 100 cp ! sin embargo, Farouq (1994)
propone un rango mas amplio de viscosidades, comprendido entre 5 a 200

centipoises. La reduccion de la relacion de movilidad por debajo de la unidad es
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favorable, ya que la movilidad de la solucién polimérica es menor que la

movilidad del crudo bajo las condiciones de flujo del yacimiento.

(b) Agua de formacion

El agua de formacion que satura los poros de la roca yacimiento, asi como el
mismo petroleo, es uno de los pardmetros mas importantes para la seleccion de un
polimero. Si el agua de yacimiento es de alta salinidad, el polimero debe ser
estable a estas condiciones o el yacimiento requiere ser preparado mediante la
inyeccion de un preflujo de agua fresca de un cincuenta a cien por ciento del

volumen poroso.
2.6.8. Seleccion del polimero

Para la seleccion del polimero que interaccione exitosamente tanto con el
yacimiento como con los demas fluidos en cuestion, es necesario tomar en cuenta

los siguientes factores o caracteristicas:

2.6.8.1. Pruebas de Inyectividad

Una buena inyectividad de la solucion polimérica al yacimiento es el
requerimiento mas importante para obtener un proyecto exitoso de inyeccién de
polimeros, para ello es necesario que la caida de presién se mantenga constante
durante el proceso. El espacio poroso no debe estar obstaculizado por el polimero,
sin embargo, esto tiene dos causas, una es que la solucién aun contenga particulas
solidas que no pueden fluir a través de las gargantas porales (es frecuente con
polimeros), y la otra es que particulas de gel desde el proceso de dilucién, esto
sucede frecuentemente cuando se usan polimeros en polvo. La presencia de estas
particulas puede detectarse con un filtro o mediante pruebas de inyectividad en

nucleos y empaques de arena.
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2.6.8.2. Pruebas de desplazamiento

Las pruebas de desplazamiento deberian hacerse a diferentes velocidades de flujo,
asi simula las condiciones del yacimiento vy, si es posible las pruebas de fluido
tendrian que ser llevadas de tal manera que una correlacion sea admisible entre las
viscosidades aparentes de la solucion polimérica derivada de las mediciones de la
caida de presion y aquellas medidas en un viscosimetro. Si es viable, la parte
experimental deberia ser correlacionada con un programa de simulacion numérica

de yacimientos antes de simular el desempefio del campo.

2.6.8.3. Adsorcion

La adsorcion de un quimico, como el polimero, a la superficie rocosa influye en la
concentracién del mismo en la solucién, y por ende, en la efectividad del proceso
de inyeccion. Sin embargo, es un efecto deseado para la obtencién de valores
adecuados del factor de resistencia residual. La adsorcion tiende a incrementar

con la salinidad, el contenido de arcilla y en rocas pocos consolidadas.

2.7. INYECCION DE SURFACTANTES

En la recuperacion mejorada de petroleo con surfactantes, la movilizacion de la
saturacion de petrdleo residual se logra a través de la reduccion de la tension
interfacial hasta un nivel suficientemente bajo y el nimero capilar tan alto como

para superar las fuerzas capilares y permitir que el petréleo fluya.

Los sistemas de surfactantes deben ser aplicados a la medida de cada yacimiento,
ya que la efectividad del consumo depende fuertemente de la temperatura, la
salinidad de la salmuera y las propiedades del crudo. Por cuestiones econémicas,
este proceso normalmente consiste de la inyeccién de un tapén relativamente
pequefio (5-40% del volumen poroso) de solucion de surfactante a una baja
concentracién (2-15%). EI banco de surfactante es seguido por un banco de

empuje, constituido de agua y polimeros para el control de la movilidad, en
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algunos casos, se adiciona polimeros al banco de surfactante para mejorar el

desplazamiento y obtener alto barrido volumétrico.

—

Adsorcion

Concentracion de polimero ——

Figura 2.12. Adsorcién vs. Concentracion de polimero. 2! (Mod. Camacho)

En la inyeccion de surfactante, el comportamiento de la tension interfacial se rige

por diversos factores!®®!:

(a) Condiciones del yacimiento

(b) Comportamiento de fase del surfactante entre el petrdleo atrapado y la
salmuera

(c) Grado de dilucion del surfactante

(d) Adsorcion del surfactante a la superficie rocosa

Estos factores hacen que determinar la tension interfacial en sitio sea
extremadamente dificil. En consecuencia, también lo sera, obtener una conclusiéon

clara acerca de como cambia la tension interfacial a condiciones de yacimiento.

Por otra parte, el término surfactante es una mezcla de agentes tensoactivos. Los
surfactantes, usualmente, son compuestos organicos que son anfifilicas, lo que
significa que ellos estdn compuestos de una cadena de hidrocarburos (grupo
hidr6fobo) y un grupo polar hidréfilico. Sin embargo, ellos son solubles tanto en

solventes organicos como en agua. Ellos se adsorben sobre una superficie 0 una
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interface fluido/fluido cuando presentan bajas concentraciones en un sistema, y
alteran significativamente las propiedades de la superficie, en particular, ellos

reducen la tension superficial o tension interfacial (TIF).

La tension interfacial entre una solucién acuosa de surfactante y una fase de
hidrocarburos es una funcion de la salinidad, la temperatura, la concentracién y
tipo de surfactante, y la naturaleza de la fase de petroleo. La Figura 2.13 ilustra el
comportamiento general entre una solucion de surfactante relativamente pura y la
fase de hidrocarburos. La tension interfacial decrece fuertemente en tanto
incrementa la concentracion de surfactante hasta que la Concentracion Critica de
Micela (CCM) es alcanzada. Después de dicha concentracion, la tension
interfacial cambia ligeramente. El surfactante agregado al superar la CCM
contribuye a la formacion de micelas, y no incrementa la concentracién en la
interface agua/petréleo. Las soluciones micelares o microemulsiones son del tipo

de soluciones usadas en los procesos de recuperacion mejorada de petroleo.

CCM

Tension Interfacial

Concentracion de surfactante

Figura 2.13. Comportamiento de la tension interfacial en funcion de la concentracion de
surfactante.l*y (Mod. Camacho)
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Los anidnicos y los no-aniénicos han sido los dos tipos de surfactantes usados en
los procesos de recuperacion mejorada de petrdleo. Los primeros, han sido los
mas aplicados ya que tienen buenas propiedades como surfactante, son
relativamente estables y exhiben baja absorcion a la roca yacimiento y pueden ser
elaborados econdmicamente. Y los segundos, son mucho maé&s tolerantes a
salmueras de alta salinidad pero sus propiedades tenso-activas (reduccion de la

TIF) no son tan buenas.

2.7.1. Micelas y microemulsiones

Cuando un surfactante es agregado a un solvente a muy bajas concentraciones, las
moléculas del surfactante disueltas estan dispersas como mondmeros, asi se

representan en la Figura 2.14a.

(a) (b)

Figura 2.14. Distribucion de moléculas de surfactante en solucion a concentraciones
(a) por debajo de la CCM y (b) encima de la CCM "]

Como la concentracion del surfactante incrementa, las moléculas tienden a
juntarse (Figura 2.14b). Por encima de una concentracion especifica llamada
Concentracion Critica de Micela (CCM), una cantidad adicional de surfactante

resulta en la formacion de micelas. En solventes hidrocarburos que contienen
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micelas, el agua puede ser solubilizada dentro de las micelas. Eso quiere decir,
que mientras el petroleo y el agua tienen una solubilidad muy limitada para la otra
fase, la adicion de un surfactante a una concentracion que sobrepase la CCM

incrementa significativamente la solubilidad aparente.

Las micelas que han solubilizado una fase que es inmiscible con el solvente,
frecuentemente son llamadas “micelas hinchadas” o las soluciones son llamadas
microemulsiones. También podemos definir microemulsion como una solucion
micelar translicida, estable, de petrdleo y agua que pueden contener electrolitos y

uno o mas componentes anfifilicos.™

Las microemulsiones pueden ser del tipo “externa de agua” o “externa de
petroleo” como se representa en la Figura 2.15. La naturaleza de la configuracion
fisica estd determinada por algunos parametros del sistema, como relacion

petréleo/agua, surfactante y temperatura.[13]

fr b
A% PR

Agua Petrdleo

Figura 2.15. Estructura de las microemulsiones. ™ (Mod. Camacho)

2.7.1.1. Tipos de microemulsiones

Segun Sheng (2011), el comportamiento de fase de la solucion de surfactante es
fuertemente afectado por la salinidad de la salmuera. En general, a medida que
incrementa la salinidad de la salmuera decrece la solubilidad del surfactante

anionico en la salmuera. En la Figura 2.16 se representa la evolucion completa del
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comportamiento de fases de una microemulsion, en la que es posible obtener tres
fases liquidas, ademas se observa que a medida que la salinidad se incrementa, el
surfactante se mueve desde la fase acuosa a la fase de petréleo. A baja salinidad,
el surfactante tipico exhibe buena solubilidad en la fase acuosa. La fase de
petroleo, estd esencialmente libre de surfactante. Algo de petréleo es solubilizado

en los ndcleos de micelas.

En la particion del surfactante, hay muchos factores involucrados en la generacion
de las tres fases, () si la salinidad del agua es baja, el surfactante particionara mas
en la fase acuosa, lo cual atraerd gotas de petroleo dentro de dicha fase causando
una emulsion de petréleo en agua, también Illamada tipo 11(-), (b) si la salinidad
del agua es alta, el surfactante particionara mas en la fase de petréleo, lo cual
atraera gotas de agua dentro de dicha fase causando una emulsion de agua en
petroleo, denominada tipo 1I(+), (c) en el rango de salinidades intermedias, el
sistema podria tener tres fases: exceso de petréleo, microemulsion y exceso de
agua, en este caso, la fase de microemulsion reside en el medio y se denomina de

tipo 1.

Surfactant Surfactant Surfactant

Water

V. a
P Vo a & Q. -
. il Victal a+b V. 5
Vika a+b el Wigs:
i i Vine = Viem Cc+d
Microemulsion Sedt
V e+f
Microemulsion Vme b total " :
'
View  a+b Water Nu d Water e =
Victal c+d on!

Salinidad baja Salinidad intermedia Alta Salinidad

Figura 2.16. Tipos de microemulsiones y el efecto de la salinidad en el comportamiento de
fase. ?”! (Mod. Camacho)
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2.7.2. Retencion de surfactante

El control de la retencién de surfactante en el yacimiento es uno de los factores
mas importantes para determinar el éxito o fracaso de un proyecto de inyeccién de
surfactante. En estos procesos, el costo de las sustancias quimicas, usualmente, es
la mitad o mas del costo total del proyecto. La retencion de surfactante se puede

desglosar en precipitacion, adsorcion y captura de fase.

2.7.2.1. Precipitacion

Durante las pruebas de estabilidad acuosa, la solucién de surfactante se opaca (una
causa de ello es el incremento de concentracion) a cierta salinidad, mostrando que
comienza a juntarse e incluso puede precipitar. Cuando los iones divalentes o
multivalentes existen en la solucion, la salinidad necesaria para empezar la

precipitacion es mucho menor.

Los sulfonatos de petrleo son ampliamente usados en la inyeccion de surfactante.
Cuando en la solucién hay divalentes (Ca*™ y Mg*™), se forma un divalente
complejo, el cual tiene solubilidad limitada en agua y precipita. Cuando la
concentracion de sulfonatos de petréleo aumenta, los precipitados se redisuelven.
Y cuando la concentracion es aun mayor, ocurre de nuevo precipitacion. En otras
palabras, a un aumento de la concentracion de surfactante hay un fenémeno de

precipitacion-disolucion-reprecipitacion.?”

2.7.2.2. Adsorcion

Los surfactantes tienden a acumularse y adsorberse en la interface petrdleo-
salmuera, por lo tanto, influyen en la geometria de los limites de la fase con
efectos consecuentes en el flujo intersticial y en el area. La adsorcion de
surfactante en el yacimiento puede ser determinadas en laboratorio por pruebas
estaticas (pruebas de equilibrio en ndcleos comprimidos) y dinamicas (inyeccion

de nucleo). La adsorcion de surfactantes depende del tipo, peso equivalente,
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concentracién del surfactante, minerales rocosos, contenido arcilloso, temperatura,

pH, condicion de oxido-reduccion, tasa de flujo de la solucién, entre otros.

2.7.2.3. Entrampamiento de fase

Podria ser causada por el entrampamiento mecanico, la division de las fases, o el
entrampamiento hidrodinamico, esta relacionado al flujo multifasico. Los
mecanismos son complejos y la magnitud de la pérdida de surfactante debido a
esto deberia ser muy diferente dependiendo de las condiciones de flujo

multifésico.
2.7.3. Mecanismos de desplazamiento

Uno de los principales mecanismos de los procesos de recuperacion mejorada de
petréleo relacionado con surfactantes es la reduccién de la tensién interfacial, la
cual estd intimamente relacionada a la solubilizacion del agua y el petroleo. La
inyeccién de surfactante puede ser dividido en dos grupos; la inyeccion de

surfactante diluido y la inyeccion micelar.

Cabe resaltar, que la inyeccion de surfactante es un proceso inmiscible, donde el
tamario del tapon y la concentracion de surfactante son los limites econémicos. El
desplazamiento miscible puede ocurrir en las etapas tempranas de la inyeccion,
pero en cuanto hace frente el tapdn de quimicos ya el proceso comienza a ser
inmiscible. En consecuencia, el disefio del proyecto debe estar basado en un flujo

inmiscible.
2.7.3.1. Mecanismos de desplazamiento en inyeccion de surfactante diluido

En principio, se supondra una inyeccion de surfactante diluido en yacimientos
mojados al agua. Lo que ocurre cuando la solucion de surfactantes contacta a las
gotas de petréleo residual, es que estas Gltimas son emulsificadas debido a la baja

tension interfacial y arrastradas en la solucion de surfactante. Las gotas que han
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sido arrastradas son llevadas hacia adelante convirtiéndose en largos hilos de
petrdleo, que les permitird pasar a través de las gargantas porales. Cuando la
salinidad es baja, se forman emulsiones del tipo petréleo- en-agua, en constraste
de la salinidad, se genera emulsiones del tipo agua-en-petréleo. Estas gotas de
petroleo se juntan para crear un banco de petroleo delante del tapén de

surfactante.

En un yacimiento mojado al petr6leo, las gotas de hidrocarburo estdn en las
gargantas o paredes de poro. Cuando la solucion de surfactante fluye a través de la
roca porosa y permeable, debido a la baja tension interfacial, las gotas de petrdleo
son desplazadas, deformadas y movidas a lo largo de las paredes por la solucion

de surfactante diluida.

En este tipo de mecanismo, las gotas de petr6leo deben ser capaces de deformarse
para pasar a través de las gargantas porales. A saber, la capacidad de deformacién
de dichas gotas es muy importante para la inyeccion de surfactante diluido. Este

efecto puede lograrse mediante tensiones interfaciales bajas.

2.7.3.2. Mecanismos de desplazamiento en una Inyeccién Micelar

Sustentado en la salinidad y la composicion, ya se mencionado anteriormente de
que existen tres tipos de microemulsiones, petrdleo-en-agua, agua-en-petréleo, y

de fase media.

La solubilizacion correspondiente al tipo I, es similar al empuje de gas por
vaporizacion, las gotas de petroleo emulsificadas se unen entre si para formar un
banco de petrdleo, el hinchamiento correspondiente al tipo 11, es similar al empuje
de gas por condensacion. La microemulsion a media fase, debido a la tensién
interfacial tan baja, el petroleo y el agua pueden ser solubilizadas en cada una y
las gotas de petroleo pueden fluir més facilmente a través de las gargantas de

poro. Las gotas de petr6leo se mueven adelante y se unen con el petréleo aguas
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abajo para formar un banco de petrdleo. Debido al efecto de solubilizacion, los
volimenes de ambas fases son expandidos, llevando a altas permeabilidades
relativas y saturaciones residuales mas bajas. Sin embargo, cuando la
permeabilidad relativa al agua incrementa mas facilmente que la permeabilidad
relativa al petroleo con la disminucion de la tension interfacial, la saturacion de
petrdleo en el banco del mismo y la tasa de recobro son desgastadas, si no se hace

una modificacion en la viscosidad.
2.7.4. Permeabilidades relativas en la inyeccion de surfactante

En esta seccion se expondran algunos modelos de permeabilidad relativa
relacionados a la inyeccion de surfactante y el efecto de la tension interfacial

sobre este parametro.

Delshad y otros autores®’, basados en data experimental, mostraron que la

permeabilidad relativa de cada fase estara determinada mediante la Ecuacion 2.22.
kyp = krep('s_‘p)np (2.22)
Donde

k7, es la permeabilidad relativa del punto limite (end-point) de la fase p a su
maxima saturacion

n, es el exponente de la fase p

§p es la saturacion normalizada de la fase que podria ser agua (w), petréleo (0) o
microemulsion (m), la cual se puede obtener mediante la Ecuacion 2.23:

& _ Sp~Spr
Sp - 1—ESpr (223)

Donde

S, es la saturacion de la fase p (agua, petréleo, microemulsion)

Sy €s la saturacion residual o irreducible de la fase p
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Cabe destacar, que estos parametros son dependientes del namero capilar, las
Ecuaciones 2.22 y 2.23, expresadas anteriormente son aplicadas a un namero
capilar especifico, si desea obtenerlo a uno diferente entonces necesitard algin

tipo de interpolacion o extrapolacion.
2.7.4.1. Flujo bifasico

En un flujo bifasico para sistemas tipos 1I(-) y 1lI(+), la saturacién normalizada

quedaria como se muestra en la Ecuacion 2.24.

§, = —2er_ (2.24)

P 1-Spr—Spr
Donde

S, es la saturacion de la fase p (agua, petréleo, microemulsion)
Sy €s la saturacion residual o irreducible de la fase p

Sy es la saturacion residual de otra fase. Cabe resaltar, que S, y S, son

dependientes del numero capilar y se pueden estimar de acuerdo a la Ecuacion
2.25.

_ cNO) (NC) (NC) 1
Spr - Spr 4+ (Spr ‘= Spr max)TpNC (2.25)

Donde

Sy €s la saturacion residual o irreducible de la fase p

(NC).Yy (NC)pmax €S el numero capilar critico y el nimero capilar de
desaturacion maxima

N, es el nUmero capilar
T, es el parametro usado para correlacionar las medidas de laboratorio.

Si se asume que la k2, a un numero capilar cualquiera puede ser interpolado entre

sus valores critico y méaximo, su forma de calcularla seria como aparece en la

Ecuacién 2.26.
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(NC)¢_

e _ (pe \INOc | _ Spr Spr
krp = (krp) + sWNOc_ (NOmax
pr pr

Spr

2.7.4.2. Flujo trifasico

Ocurre en un sistema de tipo Ill. Para el flujo trifasico, la permeabilidad relativa
de la fase p tiene dos saturaciones residuales de las otras dos fases. Para la
permeabilidad relativa de la fase acuosa, por ejemplo, S, Y S, Serian dichas
saturaciones, en este caso la sumatoria normalizada de las saturaciones residuales
quedaria expresada como se muestra en la Ecuacion 2.27 y la saturacion

normalizada de la fase en cuestién como en la Ecuacion 2.28:
Y. Swr = min{S,,,S,} + min{S,,,-, S} (2.27)
Donde

S, Y S, son las saturaciones de petréleo y microemulsion, respectivamente

— _SwrSwr (2.28)

Y 1-Syr—XSwr

Para entonces, ya se puede obtener la permeabilidad relativa en el end-point
(Ecuacion 2.29)

ESwr)Ne-F S,y
C Swr) WO —(3 5) NOmax

ke, = (kg )N + [(kg, ) NImax — (kg,)NOe] (2.29)

Quedando el calculo del exponente de fase tal como en la Ecuacion 2.30:

— o Z Swr)Ne-F Sy [n,, NEImax

(NC)¢
p p (Z Swr)(NC)C_(Z Swr) (NSmax w

n -n ] (2.30)

Para la fase de petréleo se procede de la misma manera s6lo que se tomarian en

cuenta como saturaciones residuales, las de agua y microemulsion.
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2.7.5. Inyeccion micelar

La inyeccion micelar o microemulsiones es un método de recobro mejorado
complejo pero prometedor, generalmente, para yacimiento de petrdleo liviano.
Consiste en la inyeccion de un tapon de solucion micelar (cerca del 5% del
volumen poroso) seguido por un tapon de solucion polimérica (“buffer”, 50% del

volumen poroso), el cual es finalmente empujado por un tapon de agua.

Asi como en otros métodos quimicos, en este proceso si es necesario se inyecta un
preflujo (salmuera de baja salinidad, solucion alcalina o polimero acuoso diluido)
para condicionar el yacimiento. La solucion micelar usada es la clave en este
proceso, se constituye de; el hidrocarburo adecuado y un 10-15% de surfactante

junto con pequefias cantidades de sal y alcohol.

Continuando con lo anterior, una solucién micelar bajo déptimas condiciones
(menos movible que el petrdleo y el agua) desplazara al petroleo y al agua de
manera miscible. El buffer de polimero es menos movible que la solucién de
surfactante, para retrasar la dilucion del tapdn mediante el agua de empuje, esto es
una parte importante del proceso. El disefio de un fluido micelar de una cantidad
considerable de trabajos de laboratorio, pero una vez que se ha disefiado el
sistema apropiado de tapén-buffer, el proceso puede ser eficiente. Uno de los
indices de rendimiento es la relaciébn recobro de petrdleo-tapon. En las

experiencias de campo estos valores han excedido a las tres unidades.

En cuanto a la aplicacién de un proceso de inyeccion micelar, es considerado para
petréleos livianos, viscosidades menores a 20 cp. La presion de yacimiento no es
un parametro critico pero la temperatura no deberia ser tan elevada ya que

causaria degradacion.

El primer impedimento en el desarrollo de una inyeccion micelar es el costo de los

materiales y pozos, ya que deben estar muy cercanos o de corto espaciamiento.
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2.8. ALCALI-SURFACTANTE-POLIMERO (ASP)

En particular, es una de las técnicas de recuperacion mejorada de petr6leo mas
efectivas, resulta de la combinacién de los procesos quimicos anteriormente
citados, alcali, surfactante y polimero. El objetivo es reducir la cantidad de
quimicos consumidos por unidad de volumen de petroleo recuperado. Los tres

fluidos son mezclados e inyectados como un gran tapon.

El mayor desafio técnico estd en como reducir de manera significativa la cantidad
y el costo de quimicos usados, sin embargo, las aplicaciones en campo han
mostrado que las concentraciones de alcali-surfactante-polimero se mantienen
relativamente altas en los fluidos producidos, por lo que estos quimicos se podrian

reutilizar, reduciendo sustancialmente el costo de capital y el impacto ambiental.

Las aplicaciones exitosas de inyeccion de ASP en los campos de petréleo puede
aumentar el recobro de hidrocarburos por encima del 20%. En relacion, al
surfactante afladido que puede mejorar la tolerancia a la salinidad del alcali, y al
generado en sitio mediante las reacciones quimicas entre el alcali inyectado y los
acidos organicos naturales en el crudo, pueden contribuir a la obtencién de una
tension interfacial ultra-baja. La reduccion de la TIF en la interface petroleo-
salmuera ayuda a emulsificar y movilizar el petréleo residual en el yacimiento.
Adicionalmente, la superficie rocosa se carga negativamente a altas
concentraciones del ion hidroxilo. Estos iones no solamente inhiben la adsorcion
de quimicos anidnicos (surfactantes anidnicos y polimeros), sino que cambia la

mojabilidad de la roca.

El polimero inyectado puede mejorar significativamente la razon de movilidad. La
adsorcion del mismo a la roca yacimiento puede reducir la permeabilidad efectiva
al agua, y en consecuencia, este fluido asistiria tanto a la eficiencia areal, como a

la eficiencia de barrido vertical.
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2.8.1. Permeabilidades relativas en una inyeccién ASP

En una inyeccion de alcali, surfactante y polimero, estos quimicos tienen
diferentes efectos sobre las permeabilidades relativas, en la Tabla 2.1 se resumen

estos efectos comparados con una inyeccion de agua convencional. "]

Tabla 2.1. Efectos del alcali, surfactante y polimeroen la K,

Parametro Polimero Alcali Surfactante o
(emulsificacion) alcali (TIF)
Swi T T l
Sor ! Ligeramente l l
Krw l \) T
Kro Ligeros cambios T Ligeramente T
Las flechas segun la direccion, indican, hacia arriba (T) Aumenta, y hacia abajo (1) Disminuye

De la Tabla 2.1 se puede observar que el efecto de un fluido alcalino en términos
de emulsificacion es similar al efecto del polimero, si el mismo en cuanto a la
tension interfacial es similar al efecto del surfactante. Menos rigurosamente, se
puede mencionar que solamente el polimero reduce la permeabilidad relativa del

agua y Unicamente el surfactante reduce la tension interfacial.
2.9. SURFACTANTE - POLIMERO

Cuando el surfactante y el polimero son inyectados en el mismo tapo6n, su
compatibilidad es un punto importante. Algunas veces, el polimero es inyectado
antes del surfactante para que el primero sea el agente adsorbido, en otras, el
polimero es inyectado detras del surfactante para evitar adedamiento con el agua
de empuje en el tapon de surfactante. A pesar de que no se inyectan ambos

quimicos en el mismo tapon, ellos se mezclaran en su interface debido a la
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dispersion y la difusion. Entre las principales ineteracciones que ocurren en este

tipo de proceso, se listaran a continuacion:

(@) El surfactante puede estar en la fase acuosa, de petréleo o en la fase media
de microemulsion. Esencialmente, todo el polimero en una solucion de
este tipo, esta en la fase acuosa.

(b) La tension interfacial entre la fase rica en polimero y la fase rica en
surfactante en una caso libre de petréleo deberia ser muy baja, en el rango
de 10 — 10 mN/m. Estos valores indican que el entrampamiento, estara
mas relacionado a la diferencia en las movilidades de las fases separadas
que a la fuerza capilar.

(c) El efecto del polimero en sistemas con petroleo es incrementar la
viscosidad de la fase acuosa solamente, con un ligero efecto en la
microemulsion.

(d) Cuando se afade el polimero en un sistema de surfactante, hay dos
concentraciones criticas, la concentracion de adsorcion critica (CAC), a la
cual el surfactante comienza a adsorberse en las cadenas del polimero, por
lo general es menor que la CCM, y una variacion de la concentracion
critica de micela (CCM,), que se refiere a la concentracion de surfactante a
la cual se forman las micelas estando el polimero presente, es mas alta que
la CCM.

(e) El surfactante tiene dos efectos en la viscosidad del polimero: el primero
es que el surfactante trae cationes como Na" para reducir la viscosidad del
polimero, y el segundo es que al afiadirse el surfactante, se pueden formar
agregados asi que la viscosidad del polimero aumentara.

2.10. SIMULACION DE YACIMIENTOS

La simulacion de yacimientos se ha convertido en la metodologia més sofisticada,
disponible actualmente, para lograr el principal objetivo de una gerencia de
yacimientos, el cual consiste en determinar las condiciones Optimas necesarias
para maximizar el recobro econdémico de hidrocarburos de un campo. La
simulacion provee un perfil de produccién para la generacion de predicciones
econdémicas, que coadyuvan a la toma de decisiones acerca de la inversion de
capital y esfuerzos en métodos y estrategias direccionadas a mejorar la

recuperacion de petréleo. Esto, se convierte entonces, en una tarea de un equipo
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de trabajo, multidisciplinario que participa para la preparacion de todo el set de
datos necesarios y alcanzar con esto la construccion de un modelo bastante

completo del yacimiento mediante el uso de simuladores.

El simulador es el punto de contacto entre las diversas disciplinas, como se puede
observar en el esquema de la Figura 2.17 y también, la mejor tecnologia para
hacer predicciones del comportamiento del yacimiento, mediante su aplicacion se
puede representar el flujo de fluidos en el medio poroso. Cabe resaltar, que los
simuladores no eliminan la incertidumbre, ellos dan la habilidad de evaluar y
manejar mejor el riesgo asociado con la prediccion del comportamiento de la
produccion, dependiendo de la calidad y la veracidad de la informacion adquirida
asi como de la integracion de la misma y el rango de aplicabilidad. Una de las
metas de mayor peso en la simulacion es reducir el riesgo con la toma de

decisiones en un ambiente donde es limitado el conocimiento del yacimiento.

Interpretacion sismica Petrofisica Propiedades de fluido
. M | imulacién
Modelo Geoldgico —> odelo de S . vlacio [ Pozos
Numeérica
/v '\
(// T \7
| |
| , ! E
Facilidades ! Curvas de tuberia ! fectos del modelo de
! ! celdas
| |
| |
| |
| |

Figura 2.17. Contribuciones de las diversas disciplinas en la simulacién de yacimientos. %

Los nucleos y los registros dan una vista muy limitada del yacimiento. Sin
embargo, una seccién sismica expande la fraccion del area mostrada, pero la

interpretacion de ella es menos precisa. La confiabilidad en esta 0ltima

64



herramienta puede ser mejorada cuando es correlacionada con los primeros tipos
de muestras. El rango de aplicabilidad de los datos medidos depende de la técnica
de muestreo, es por ello que existen varios tipos de escala para caracterizarla,
entre ellas estan: micro, macro, megay giga, la Figura 2.18 representa cada una de
ellas.

La escala “Giga” aborda informacion asociada con las técnicas geofisicas, como
la arquitectura del yacimiento. La escala “Mega” es la de la caracterizacion del
yacimiento e incluye registros de pozos, pruebas de pozos y analisis de sismica en
tres dimensiones. La escala “Macro” se enfoca en las muestras de data a nivel de
andlisis de nucleos y andlisis de propiedades de fluido. La escala “Micro”
envuelve datos a escala de poro obtenidos a partir de técnicas como analisis de
seccion fina y mediciones de distribucion de tamafio de grano. Cada una de las
escalas anteriores contribuye al modelo final de yacimiento.

GIGA

Figura 2.18. Escalas del yacimiento. ! (Mod. Camacho)
La mayoria de los estudios de simulacién incluyen los mismos tipos de
actividades, aunque la distribucién de esfuerzo entre ellas variara de un proyecto a
otro. La Figura 2.19, muestra las actividades més significantes, su sincronizacion

y duracion.
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Etapas

:| Definicion del problema

|:| Revisién de la data
\ | Adquisicién de la data
[ ] Seleccién de la herramienta
|:| Descripcion del yacimiento y disefio del modelo
|:| Soporte de Programacién

\ | Correlacién de la historia de campo

] Prediccion
|:| Edicién y Analisis
L]

Reporte

Tiempo
Figura 2.19. Actividades en un estudio tipico de simulacién de yacimientos. * (Mod.

Camacho)

2.10.1. Etapas de un estudio de simulacion de yacimientos

2.10.1.1. Definicion del problema

El primer paso en la conduccion de un estudio es definir el problema del
comportamiento del yacimiento y los problemas operacionales asociados. Para
hacer esto, se debe recopilar toda la informacién acerca del yacimiento y su
ambiente de operacion para identificar qué proyecciones de comportamiento son
necesarias. Luego, se deben establecer los objetivos de manera clara y concisa,
muchas decisiones deben tomarse a medida que progresa el trabajo cuidando de
que realmente se estan desarrollando los objetivos. Aunque esta fase del proyecto
es relativamente corta, puede tener un mayor impacto en la eficiencia con la cual

se esta dirigiendo.

Una vez que los objetivos y el enfoque del estudio estan claros, se debe hacer un
analisis preliminar de la mecanica de los fluidos del yacimiento. El analisis puede
estar disponible a partir de evaluaciones previas, o puede incluir calculos

manuales, pequefios modelos de simulacion, o simplemente una revision del
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comportamiento de otros yacimientos que parecen ser similares con respecto al
yacimiento en estudio. El proposito de este analisis es identificar los principales
mecanismos de agotamiento y reconocer los factores que dominaran el desempefio

del yacimiento (por ejemplo, conificacion, gravedad, heterogeneidad).

Posteriormente, deberia ser posible, determinar el nivel de complejidad requerido
en el modelo del yacimiento, para comenzar con el disefio del mismo e identificar

la data necesaria para construirlo.
2.10.1.2. Revision de los datos

Con la finalidad de identificar los mecanismos de empuje que puedan actuar en el
yacimiento, los datos adquiridos deben ser evaluados. La revisién deberia ser tan

extensa como sea necesario pero demostrada para evitar trabajo innecesario.

La evaluacion de los datos disponibles casi siempre revela diferencias e
inconsistencias que necesitan ser resueltas. Algunas veces sera necesario decidir si
hay suficiente datos y si la calidad de éstos es apropiada para construir el modelo
de simulacion de yacimiento con suficiente precision para alcanzar los objetivos
del estudio. La Tabla 2.2 muestra los tipos de datos que son necesarios en un

estudio de modelo de simulacion.

Toda la informacion recopilada a varias escalas debe ser integrada dentro de una
representacion Unica, exhaustiva, completa y consistente del yacimiento. Por
ultimo, cabe mencionar que una de las tareas esenciales de la etapa de adquisicion
de datos es determinar cuales podran ser usados durante el proceso de cotejo
historico, es parte fundamental de la inicializacion del modelo, que es cuando los
datos que han sido preparados puedan ser usados por el simulador. De tal manera,
que se considera inicializado cuando tiene toda lo requerido para cuantificar los

fluidos en sitio.
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Tabla 2.2. Data requerida para un estudio de simulacion.”

Propiedad

Fuentes

Permeabilidad

Pruebas de presion, andlisis de nucleo,

correlaciones, comportamiento de pozo

Porosidad, compresibilidad de la roca

Analisis de nucleo, registros de pozo , pruebas

de pozo

Permeabilidad relativa y presion capilar

Pruebas de flujo en ntcleo

Saturaciones

Registros de pozo, analisis de nucleo, pruebas

con trazadores en un Unico pozo

Propiedades de fluido (PVT)

Analisis de laboratorio en muestras de fluido o

correlaciones existentes

Fallas, bordes y contactos de fluido

Sismica, pruebas de presion

Acuiferos

Sismica, calculos de balance de materiales,

estudios de exploracion regional

Espaciamiento de fractura, orientacion,
conectividad

Analisis de nucleo, registros, sismica, pruebas
de presién, pruebas de interferencia,

comportamiento de pozo

Tasas y datos de presion, completacion y

datos de rehabilitacion

Historia de comportamiento del campo

2.10.1.3. Seleccién de la herramienta de estudio

Los factores que influyen en la seleccion de la herramienta para un estudio

incluye:

(a) Disponibilidad de los simuladores que pueden resolver adecuadamente los

problemas de interés.

(b) Los cambios en la programacion que deben ser hechos al simulador para

modelar los pozos y facilidades.

(c) El tipo y nimero de corridas en el simulador necesarias para alcanzar los

objetivos del estudio.

(d) Disponibilidad de tiempo, mano de obra y recursos computacionales y

financieros para el estudio.

(e) La necesidad de capacidades especiales de edicion.
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(F) Disponibilidad de recursos periféricos necesarios para completar el estudio
a tiempo.

La seleccion de un simulador de yacimientos depende de diversos factores como
los objetivos del estudio, tipo de fluido y las dimensiones del sistema, es por esta
razon por la que se encontraran diversos prototipos de simuladores de acuerdo a

los propdsitos que se quieran cumplir.

2.10.1.2.1. Tipos de simuladores

En la simulacion de yacimientos se usan diversos simuladores para describir los
diferentes mecanismos de produccion dependiendo del campo de aplicabilidad.
De esta manera que los simuladores mas usados son los que se describen a

continuacioén, brevemente:

(@) Los simuladores de Petroleo Negro o “Black Oil”: Asume flujo isotérmico
y la transferencia de masa dentro de cada bloque es instantanea, pueden
tener gas disuelto en la fase de petroleo y viceversa, este ultimo disuelto en
la fase gaseosa. Estos simuladores necesitan datos de las propiedades de
fluido saturado y subsaturado. Cabe destacar que consideran la
recuperacién de petréleo por agotamiento natural o por mantenimiento de
presion. Contiene fases inmiscibles (agua/petroleo/gas) con dependencia
simple de presion de gas en petroleo. Esta representacion de dos
componentes del contenido de hidrocarburos presume composicion
constante en las fases gas/petroleo, sin volatilidad de petréleo en la fase
gaseosa y no solubilidad del gas y petr6leo en agua. Los modelos de
petr6leo negro se usan frecuentemente para determinar los efectos en la
recuperacion de petréleo por; tipo de patrén y espaciamiento de pozos,
intervalos de completacion, conificacion de agua y/o gas como funcion de
la tasa de produccién, aumento del empuje de un acuifero natural,
inyeccion de agua, perforacion de nuevos pozos, inyeccion de agua, gas o
ambos.

(b) Simuladores composicionales: Son usados para modelar agotamiento de
yacimientos de petréleo volatil o de gas condensado donde la composicion
de las fases y de propiedades cambia significativamente con la presién por
debajo del punto de burbujeo o de rocio. También sirve para modelar
inyeccion de gas (seco o hiumedo) en donde se alcanza miscibilidad por
contacto simple o dindmico (contacto mdaltiple). Util para inyeccién de
CO,. Estos simuladores caracterizan al hidrocarburo como una mezcla de
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N componentes y las propiedades del gas y el petrdleo se calculan a partir
de ecuaciones de estado.

(c) Simuladores térmicos: Se aplican en procesos donde se producen cambios
de temperatura tales como inyeccién de vapor, combustién in-situ. Para
estos casos el petrdleo pesado se moviliza por: Reduccién de viscosidad
gracias al efecto térmico y craqueo de la fase liquida con subsecuente
destilacion. Los modelos térmicos incluyen correlaciones PVT para
describir N componentes en las fases petroleo y gas como funcién de la
presion, la temperatura y composicion.

(d) Simuladores quimicos: Modelan el flujo de fluidos y el transporte de masa
ocasionado por las interacciones fluido/fluido y fluido/roca tales como la
dispersion, adsorcion, intercambio de cationes, flujo no-newtoniano y
comportamiento de fases muy complejos (tres 0 mas fases).

2.10.1.4. Disefio del modelo

El disefio del modelo de simulacion estara influenciado por el tipo y complejidad
del problema (es decir, geometria del sistema, heterogeneidad de la roca, tipos de
fluidos presentes, tipo de proceso de agotamiento que sera considerado), calidad
de respuesta requerida para las decisiones de la gerencia de yacimientos (objetivos
del estudio), la disponibilidad y calidad de la data que describe el yacimiento, las
limitaciones de tiempo y presupuesto, y el nivel de credibilidad necesario para
asegurar la aceptacion de los resultados del estudio (capacidades del simulador de
yacimiento). La simulacion de algunos procesos requiere el uso de un simulador
de proposito especial, frecuentemente soportado en programas periféricos para
predecir factores como las pérdidas de calor en el fondo de pozo o el
comportamiento de fases de hidrocarburos. El tiempo y las limitaciones de costo
frecuentemente comprometen el tipo de simulador a usar y el disefio del modelo
del yacimiento. EI nimero de celdas y los detalles incluidos en el tratamiento de
pozos individuales son quizas, las dos areas mas comunes para comprometer. El
ingeniero debera determinar, dentro del marco de los objetivos de estudio, el nivel

de sofisticacion realmente necesario para resolver el problema.
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Para que el simulador resulte ser una herramienta de ingenieria efectiva, debe
simular el comportamiento futuro del yacimiento bajo una 0 mas estrategias de
produccién o inyeccién. Los aspectos del comportamiento que son lo més
importantes incluyen la productividad de los pozos o inyectividad, niveles de
presion y saturaciones en la vecindad de pozos individuales, produccion de las
relaciones gas/petrdleo, agua/petréleo y gas/agua, eficiencia de desplazamiento y

la eficiencia de recobro total.

Con respecto a la discretizacion, cabe resaltar que la vida de un yacimiento debe
ser dividida en intervalos de tiempo. El simulador calcula los cambios en el
yacimiento (flujo, saturacion, presion, entre otras) sobre cada uno de los dichos
intervalos finitos. Esto es realmente importante, ya que las condiciones en el
yacimiento y en cada celda, pueden cambiar abruptamente de un paso de tiempo a
otro, es por ello que deben ser escogidos lo suficientemente pequefios como para
limitar la magnitud de estos cambios abruptos a niveles aceptables. En general, la
precision con la cual el comportamiento del yacimiento pueda ser calculado estara

gobernada por la longitud de estos pasos de tiempo.

Existe una diversidad de modelos que se pueden construir dependiendo de los
objetivos del estudio y los mismos seran descritos a continuacion y representados

en la Figura 2.20:

(a) Modelo tipo tanque: El uso de este modelo implica un método clasico, los
calculos pueden hacerse de manera rapida y facil, sin embargo, hay
muchos programas que estan disponibles con balance de materiales.

(b) Modelo en 1D: Es raramente usado para los estudios de yacimientos de un
campo completo porque no consideran el barrido areal y vertical. A pesar
de eso, los modelos unidimensionales pueden usarse eficientemente para
indagar en la sensibilidad del comportamiento del yacimiento segin
variaciones en sus parametros. Sirven para modelar pruebas de laboratorio
como desplazamiento en ndcleo.

(c) Modelo en 2D: Es usado cuando los patrones de flujo areal dominan el
comportamiento del yacimiento. Los objetivos de estudios de todo un
campo incluye predicciones de las tasa de produccion de petroleo, agua y
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gas y de requerimientos para los pozos y facilidades de superficie. Podria
implicar ademas, optimizacion de algunos factores como localizacion de
pozos, distribucion de inyeccion, y tiempo de instalacién del método de
levantamiento artificial o modificacion de las facilidades de superficie. Es
usado para estimar el recobro final y determinar la influencia de métodos
de agotamiento alternativos, objetivos de produccién y estrategias
operacionales para el recobro de petr6leo. Los modelos bidimensionales
son los comunmente usados en estudios de yacimiento.

Modelo radial: Puede usarse para representar el flujo convergente o
divergente en una region simétrica radialmente de un yacimiento. Son
especialmente Utiles en estudios del comportamiento de pozos en
yacimientos con gran influencia de acuifero, yacimiento con empuje de la
capa de gas, 0 yacimientos que tienen una ligera columna de petréleo,
superpuesto en agua Yy subyacente a gas. Para estos tipos de yacimientos, la
seleccion de los intervalos de completacion inicial y el reconocimiento de
oportunidades para la recompletacion son factores importantes en la
planificacion, desarrollo y optimizacion del comportamiento del campo.

Tipo Tanque 1D 1D radial

— I <©‘ ) )
\ \\ . /

Seccién transversal Areal

AXx|
o

Seccién transversal radial 3D

Figura 2.20. Modelos tipicos usados en la simulacién de yacimientos. *(Mod. Camacho)
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(d) Modelos en 3D: Es necesario 0 conveniente usar este tipo de modelos por
numerosas razones, la primera, si la geometria del yacimiento es muy
compleja. Los yacimientos que tienen lutitas y otras barreras de flujo que
son extensas areas continuas, pero con una ventana permeable donde
ocurre el flujo cruzado, son dificiles de modelar solamente en dos
dimensiones. La segunda, por la mecénica del fluido del yacimiento. Los
yacimientos en una etapa mas avanzada de agotamiento cae dentro de esta
categoria, ya que se requiere precisar el modelado para distinguir entre el
comportamiento resultante a partir de planes de agotamiento alternativos.
La tercera razon esta relacionado al desplazamiento areal y vertical, si
entre los objetivos se requiere detallar en ello. La cuarta, tiene que ver con
la dificultad y lo costoso que puede llegar a ser una simulacién en 2D, y la
Gltima se asoma si los estudios de simulacion seran usados en
negociaciones, y se requiere un material completo para demostrar
confianza en el proyecto.

2.10.1.5. Soporte de programacion

Los programas de la gerencia de pozos pueden ayudar a automatizar la simulacion
mediante el uso légico que traduce las condiciones de operacion del campo y las
limitaciones dentro de las condiciones de borde matematicas para el simulador.
Una rutina exhaustiva de la gerencia de pozos puede incorporar ldgica suficiente y
directrices operacionales para llegar a la mejor de las decisiones necesarias para

simular lo mas cercano a la realidad.

En algunos casos, solo con especificarle al simulador las tasas de los pozos o las
presiones en la cara de la arena es suficiente, mientras que en otros la gerencia
debe calcular y cuantificar las limitaciones impuestas por las facilidades, el pozo y
la hidraulica de las lineas de flujo, levantamiento artificial, objetivos productores
y las obligaciones reguladoras y actuales. Ocasionalmente, se hace necesario

acoplar un simulador multifasico de flujo en tuberias al simulador de yacimientos.
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2.10.1.6. Cotejo histérico

Después que el modelo de yacimiento ha sido construido, se debe reproducir la
produccion del campo. En realidad, la descripcion del yacimiento usada en el
modelo es validada mediante corridas en el simulador con el historico de
produccién, data de inyeccion y mediante la comparacién de presiones calculadas
y movimiento de fluidos con el comportamiento actual del yacimiento. El proceso
de correlacion de la historia puede ser Unico y simple incluyendo solamente los
pardmetros del acuifero, o puede ser complejo si ademas del acuifero caracteriza

al yacimiento.

Los parametros de entrada del modelo deben ser ajustados hasta que se obtenga

una correlacion aceptable entre el modelo y el campo. Tipicamente, se ajusta:

(@) La permeabilidad del yacimiento para correlacionar los gradientes de
presion del campo.

(b) La permeabilidad y la extensién areal de las lutitas u otras zonas de baja
permeabilidad para correlacionar el movimiento vertical del fluido.

(c) Permeabilidad relativa/relaciones de saturacion para correlacionar las
distribuciones dinamicas de saturacion y gradientes de presion.

(d) Tamafio del acuifero, porosidad, espesor, y permeabilidad para
correlacionar la cantidad y distribucion de influjo natural de agua.

Por otro lado, no existe una estrategia aceptada universalmente para llevar a cabo
el proceso de correlacion de la historia. Segin Fanchi (1997), se considera tanto
un arte como una ciencia debido a la complejidad del problema. Sin embargo, hay
unas directrices que pueden hacer de éste, un proceso exitoso, las mismas se

encontraran en la Tabla 2.3.
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Tabla 2.3. Procedimiento sugerido para la correlacion de la historia de campo

Etapa Observaciones

I Compare el volumen con balance de materiales y dimensione el acuifero

1l Compare la presion de yacimiento, a nivel global y local. La correlacion de la
presion promedio del campo establece la calidad general del modelo asi como
un balance total de masa. La distribucion de presién obtenida mediante los
resultados de las pruebas de pozos en puntos determinados en el tiempo muestra
la variacion espacial asociada con la versatilidad local del comportamiento del

campo.

1"l Compare las variables dependientes de la saturacion, como relacién agua-
petrdleo (RAP), relacién gas-petréleo (RGP), éstas son las variables mas
sensibles a la produccién, tanto en términos del tiempo de ruptura como en la

forma de las cuervas de RAP y RGP.

v Compare las presiones de flujo de los pozos.

2.10.1.7. Evaluacion del cotejo historico

Una manera de evaluar es comparar los pardmetros observados y calculados. Una
manera practica de hacerlo es mediante graficos de presion vs. tiempo, produccion
(o inyeccion) acumulada vs. tiempo, tasas de produccioén (o inyeccién) vs. tiempo,
y RAP, RGP o corte de agua vs. tiempo, asi como muchos otros que permitan
garantizar que se esta construyendo de manera adecuada el modelo.

Hay muchas maneras de decidir si el cotejo historico es realmente satisfactorio, en
todos los casos, un conocimiento claro de los objetivos del estudio podria ser el
estandarte para la toma de decisiones, una de esas maneras es calcular una

tolerancia o incertidumbre asociada con los parametros observados y calculados.
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2.10.1.8. Prediccion y analisis de resultados

Una vez que se obtiene un cotejo histdrico aceptable, el modelo puede ser usado
para predecir el comportamiento futuro del campo y alcanzar los objetivos

establecidos por el estudio.

Un diagrama de flujo tipico de un simulador es mostrado a continuacién, en la
Figura 2.21, donde el programa de simulacion comienza leyendo la data de
entrada e inicializando el yacimiento. Esta parte del modelo no cambiara en
funcion del tiempo, sin embargo, la informacion dependiente de él debe ser leida,
esto incluye datos de control de pozo y campo. Los coeficientes de las ecuaciones
de flujo y las variables primarias desconocidas son calculados. Una vez que ellas
son determinadas el proceso puede repetirse mediante la actualizacion de los
coeficientes de flujo usando los valores de las variables primarias al nuevo nivel
de iteracion. Este proceso iterativo puede mejorar el balance de materiales.
Cuando la solucion de las ecuaciones de flujo estd completa, las propiedades de
los fluidos son cargadas y los archivos de salida son creados antes de que el

proximo paso de tiempo comience.

. N
\\\ COMIENZO/—% Lee la data de entrada ‘
‘ Inicializa ‘
-
‘ Lee tasas ‘
“IMPLICIT”
’i
|
| ‘ Calcula coeficientes de flujo ‘
|
| IMPES i
____________________ -

Paso de tiempo nuevo
"
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|

le|

‘ Actualiza las propiedades fisicas ‘

‘ Crea archivos de salida }—»w/ FIN \\
N 2

Figura 2.21. Diagrama de flujo tipico de un simulador de yacimientos. **

76



2.11. SIMULACION DE PROCESOS QUIMICOS

En los procesos de inyeccion quimica, un banco de fluido que contiene un agente
multicomponente es inyectado dentro de la formacion, este tapdn puede contener
surfactante, petroleo, agua y otros quimicos. Seguidamente, se expondrén varios
aspectos por lo que se ha considerado la simulacién de métodos quimicos de

recuperacién mejorada un proceso complejo.

Los procesos de inyeccion quimica usan una secuencia de bancos, posiblemente,
incluyendo un preflujo, quimicos, solucion polimérica (agua y polimero) y
finalmente, agua de empuje. El preflujo, es usado para condicionar el yacimiento,
sin embargo, una funcién del mismo es que pueda proveer iones que se adsorben
en la roca yacimiento, reduciendo la adsorcién posterior de surfactante o
polimero. El preflujo es seguido por un tapon de quimicos que, a su vez, es
empujado por un banco de agua que tiene polimeros. La viscosidad del banco de
empuje es disefiada para prevenir el adedamiento viscoso del agua de empuje
dentro del tapon de quimicos, este banco de agua polimérica es empujado por

salmuera.[*®!

La fisica de la inyeccion quimica es muy complicada, mas de dos fases liquidas
pueden formarse, constituyentes quimicos pueden adsorberse a la superficie
rocosa, parte del volumen poroso de la roca es inaccesible al polimero, la
permeabilidad relativa ya no es una funcién, solamente, de la saturacion y los

efectos de mezcla pueden ser importantes.

El comportamiento de la fase de un sistema petréleo/salmuera/surfactante y de un
sistema polimero/petroleo/salmuera/surfactante es particularmente complejo. Al
menos tres fases liquidas pueden formarse en el primero de los sistemas. Una fase
inferior que contiene principalmente agua, una media que es una mezcla de

petroleo agua y surfactante y una fase superior compuesta principalmente por
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petréleo. El estado de cada fase depende de la composicion de la mezcla presente,

todas las concentraciones de los componentes son importantes.

La adsorcion puede ser perjudicial en fluidos con surfactante y polimero porque
contribuye a la pérdida de estos quimicos. Adicionalmente, el intercambio de
iones entre el fluido inyectado y la roca pueden cambiar la composicion de dicho

fluido lo suficiente para influenciar en el comportamiento de fase del sistema.

Las moléculas de polimero son tan grandes que no pueden deslizarse dentro de los
pequefios canales porosos. Como resultado, la porosidad efectiva es menor para el
polimero que para otras especies. Y en consecuencia, el polimero puede moverse
a través del medio poroso mas rapido que otros componentes, pero ademas puede

quedar atrapado mecanicamente en la roca.

Con respecto a la mecanica del fluido, la permeabilidad relativa es una funcion de
la saturacion, la tension interfacial y la velocidad del fluido. Los efectos de la
tension interfacial y la velocidad del fluido pueden ser combinados a través del
uso del nimero capilar. Parece que los efectos de histéresis son a la vez
importantes y que el flujo de petréleo puede darse en uno de dos regimenes (en la

formacién de una emulsién o como una fase en coalescencia).

La causa mas importante de mezcla es la dispersion (proceso mediante el cual,
particulas aglomeradas son separadas unas de otras y una nueva interface es
generada), resultante del movimiento de fluidos a través del medio poroso. La
mezcla es caracterizada por las dispersividades longitudinales y transversales, los
cuales son multiplicados por las velocidades de fluido para obtener los
coeficientes de dispersion local. Como el movimiento de fluido no es
normalmente paralelo a una de las direcciones de coordenadas, los términos de

dispersion realmente forman un tensor.!**!
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La ecuacion de continuidad para el componente v puede ser escrito como se

muestra en la Ecuacion 2.31:
V- Ky VCpy + Kip - VCiny + Ky, - VCyy )

a
-V (ui’C{’v + unChy + uucuv) + Qv = ot (Ctv) (231)

Donde

¢,m,u= fases inferior, media y superior (agua, microemulsion, petroleo),

respectivamente.

K7 = tensor de dispersion para la fase ¢

Cy, = concentracion del componente v en unidades de moles por unidad de

volumen de la fase ¢
u, = velocidad de Darcy de la fase ¢

C.y = concentracion total del componente v en unidades de moles por unidad de

volumen de yacimiento y se determina con la Ecuacion 2.32.
gy es la tasa total del componente v
Cov = Gv(SeCpy + SnCiny + SuCuyv + Ay) (2.32)
Donde
¢, = es la porosidad accesible al componente v

A, = es la adsorcion del componente v en unidades de moles por unidad de

volumen poroso accesible al componente v.
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Adicionalmente, se asume que los fluidos son incompresibles y que no hay
cambio de volumen en la mezcla. Entonces, la fraccién volumétrica del
componente v en la fase € sera v, C,,, por lo que la sumatoria de dichas fracciones

debe ser igual a la unidad, tal como aparece en la Ecuacion 2.33.

2y VyCoy =1 (2.33)
De manera similar:

2vVyCy = ¢ (2.34)

Si la compresibilidad de la formacion es insignificante, la porosidad sera
constante con el tiempo. Luego, si la Ecuacion 2.34 es multiplicada por v,

finalmente la ecuacion de continuidad resultaria (Ecuacion 2.35):
V- -(up+uy+u)+ q,=0 (2.35)

Donde la tasa total estara dada como se muestra en la Ecuacion 2.39.

Zv Vqu = qt (236)

Por otra parte, la velocidad de Darcy de la fase £ esta dada por:
Uy = —)\{z . (V1? + Vpcg — pggVD) (237)
Donde

P = Zv Cfv (238)

Cuando la Ecuacion 2.40 es sustituida dentro de la Ecuacion 2.38 para las

velocidades de fase, la resultante es como se representa en la Ecuacién 2.42:

V- [O\{’ + )\m + 7Lu)vp] =V [O\{’pt’ + )\mpm + }\{’pu)gVD]
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-V [O\{’vpc{’ + 7\mvpcm + }\uvpcu)gVD] — Q¢ (2-39)
Donde
p es la presion en una fase arbitraria

De acuerdo a lo anterior, esas ecuaciones pueden ser resueltas con un

procedimiento de presion implicita, saturacion explicita (IMPES).

Este procedimiento computacional seria bastante estable porque no contiene las
dificultades de estabilidad inherentes en la simulacion de procesos de alta
velocidad como conificacion. Ante cambios abruptos que puede ocurrir en algunas
propiedades causa dificultades en el tamafio del paso de tiempo. En el modelado
de desplazamiento en nucleo, los efectos de la presion capilar pueden ademas ser

importantes y limitar los tamafios de pasos de tiempo.

Los simuladores de fluidos quimicos son usados para modelar el comportamiento
tanto en laboratorio como en campo. Los desplazamientos en nucleo son
simulados principalmente para verificar un modelo y para calibrarlo en la

prediccion del comportamiento de campo.

En la literatura se han encontrado unas ecuaciones de flujo para inyeccién de
quimicos un poco mas sencillas, o con términos mas conocidos, tal es el caso de la

Ecuacién 2.40:

k ) . ) .
vk r:p “CL(VP = pag¥D) + 7§ ) puSeDLVCh+$ ) S.RY + 4
a
a a a

= = [§ T paSaCl (1 — §o) + pAT}] (2:40)

Donde

k., es la permeabilidad relativa a la fase a
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p. €S ladensidad de la fase a

U, €s la viscosidad de la fase a

C. es la concentracion del componente i en la fase «

D es la profundidad medido desde un plano de referencia

¢ es la porosidad

D} es el elemento de difusion fisica del componente i en la fase «

R es la tasa de consumo/produccion del componente i en la fase a debido a
reaccion quimica

A Capacidad de adsorcion de la roca por unidad de volumen poroso
I; masa adsorbida del componente i por capacidad de roca unitaria

q; es el término de agotamiento para el componente i

2.12. DESCRIPCION GENERAL DE LAS HERRAMIENTAS
COMPUTACIONALES USADAS EN EL ESTUDIO

2.12.1. STARS (Steam, Thermal and Advanced processes Reservoir Simulator)

Es un simulador de yacimientos composicional, térmico, quimico y geomecanico,
usado para analizar yacimientos estimulados por quimicos e ideal para modelar
procesos de recuperacion avanzada que implica la inyeccion de vapor, solventes,
aire y quimicos.”) STARS es atil para el modelado de flujo trifasico y fluidos
multicomponentes, fue creado por la compafiia CMG (Computer Modelling

Group).

2.12.2. UTCHEM (University of Texas Chemical Compositional Simulator)

Es un simulador composicional de inyeccién quimica, tridimensional y
multifasico, desarrollado por la Universidad de Texas de Austin. Originalmente

Pope y Nelson en 1978 dieron las bases para simular procesos de recuperacion
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mejorada con surfactante y soluciones poliméricas, luego generalizaciones
realizadas por Bhuyan y otros®? en 1990 han extendido el modelo para incluir
otros procesos quimicos y una variedad de reacciones quimicas entre las fases

acuosa y solida.
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CAPITULO 111

METODOLOGIA

En el desarrollo y cumplimiento de cada uno de los objetivos planteados en este
estudio, fue necesario ejecutar consecuentemente cada una de las etapas o pasos

que se muestran en la Figura 3.1.

@mparacién y evaluacioén de los resultados obtenidos en la simulacion del proceso quimicD

Figura 3.1. Etapas de desarrollo del estudio
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3.1. Revision bibliografica y recopilacion de informacion

Esta etapa consistio en la bisqueda exhaustiva de los fundamentos teoricos tanto
de los procesos quimicos de recuperacion mejorada de petréleo como de la
simulacién numérica de yacimientos, este Gltimo topico desarrollado en forma
general y luego enfocado a los métodos mencionados anteriormente. Para ello, se
realizd una revision por articulos tecnicos publicados por la Sociedad de
Ingenieros de Petroleo, libros, manuales y otras fuentes de informacion
concernientes a ingenieria de yacimientos y recuperacion mejorada. Esta primera
etapa permitié conocer las ecuaciones de flujo de fluidos quimicos en el medio
poroso y también determinar los fendmenos y propiedades mas importantes

implicados en la simulacion de dichos procesos quimicos.
3.2. Exploracion y manejo de los simuladores STARS y UTCHEM

Realizada la revision en diversas fuentes bibliograficas, se procedio a la
instalaciéon de UTCHEM en la computadora y se comprobd el funcionamiento
adecuado mediante corridas de casos precargados en el paquete de instalacion. La
revision de las guias de usuario y la documentacion técnica de cada simulador
permitid conocer las ecuaciones y modelado de los fendmenos y propiedades

listadas en el paso anterior.

En el caso de STARS, se dispuso siempre de la licencia suministrada por CMG en
las maquinas de la sala de simulacion de la Escuela de Petrdleo de la Universidad
Central de Venezuela, mientras que UTCHEM requirié la descarga del software a
través de la pagina oficial del CPGE (Center for Petroleum and Geosystems
Engineering) de la Universidad de Texas de Austin (http://www.cpge.utexas.edu).

Los pasos para su descarga son los siguientes:

(@) Abrir http://mww.cpge.utexas.edu
(b) Direccione la pagina a través del boton “CPGE Software” y oprima en el
link correspondiente al sitio de UTCHEM, alli encontrara informacion
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general acerca del simulador, sus principales aplicaciones, la forma de
adquirirlo, los programas usados para el post-procesamiento de los datos y
la suscripcion abierta existente para los usuarios de UTCHEM en caso de
dudas y discusiones acerca de este software.

(c) Oprima en el boton “Acquiring UTCHEM”, donde podra informarse
acerca de la compatibilidad de dicho simulador con algunos sistemas
operativos y ademas encontrard un link relacionado con la solicitud de
UTCHEM.

(d) Complete cada uno de los campos que aparecen en el formulario (Figura
3.2) como nombre, profesion, organizacion a la que pertenece, direccion,
correo electronico, nimero de teléfono y una breve explicacion acerca del
motivo de su descarga de UTCHEM, las aplicaciones que tendra con él.

CENTER FOR PETROLEUM &

CEOSYSTEMS ENGINEERING

UTCHEM

UTCHEM Information Request Form
You must provide the information listed below if wou wish to vse UTCHEM. All fislds marled with an

asterizsk (¥) are required. The download instroctions will be sent to the email address vou provida,
Thanlcs.

Please note: If vou have a problem with the form or do not g2t an email responss back within a faw
minutes, please contact Joanna Castille (jle/@mail vtexas sdu) and lat her lenow.
* Name

#* Job Title (i.=. Engin=zr, Studant, stc.)

# Company, Organization, or University name
(If for personal vse, enter "Personal usae" below)

# Mailing address

~4
* Email address
(Please insert vour email address carsfully sincs download information will be sent to that address. )

Phone number
FAX

# Planned or potential UTCHEM applications

Figura 3.2. Formulario de Solicitud de UTCHEME®!
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(e) Abra la cuenta de correo electronico que suministré en el formulario,
donde se debi6 enviar el link de descarga de UTCHEM vy siga las
instrucciones.

(f) Descargue el paquete de instalacion y mediante el archivo ejecutable de
UTCHEM, instale de acuerdo a las exigencias del sistema operativo de la
maquina siguiendo las instrucciones y sugerencias.

3.3. Comparacion de los modulos de cada herramienta computacional
(STARS y UTCHEM)

Esta tercera etapa implico la revision exhaustiva de la documentacion técnica de
cada simulador enlazado con los fundamentos teéricos previos para comparar
detalladamente las ecuaciones y modelos matematicos que representan las
principales interacciones y fendmenos roca-fluido y fluido-fluido que ocurren en

un proceso quimico dentro del medio poroso.

3.4. Generacion de la metodologia para la simulacion de procesos quimicos

La metodologia se genero a partir de la comparacion de las estrategias empleadas
para la simulacion y aplicacion de procesos quimicos publicados en articulos
técnicos. Mediante el contraste de dicha informacion se pudo detectar los
procedimientos comunes a fin de establecerlos como eslabones hacia la

simulacién de un determinado proceso quimico de recuperacion mejorada.

Para la comparacion, se realizd una seleccion previa de veinte articulos técnicos
mas representativos relacionados con la aplicacion de métodos quimicos tanto a

nivel de campo como de laboratorio y la simulacion de ellos.

3.5. Disefio del modelo del proceso de inyeccion quimica en STARS y
UTCHEM

Para seleccionar la data necesaria para la construccion del modelo, fue
indispensable recopilar articulos técnicos referentes a casos de simulacion de

desplazamiento en nucleo (coreflood), los cuales fueron seis en total. Después de
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la recopilacion y comparacion de los diferentes escenarios se optd por aquellas

que cumplieron los criterios de seleccion que se listaran a continuacion:

(a) Datos necesarios tanto para el disefio completo del modelo como para la
comparacion de los resultados de la simulacién, entre los que podrian
destacar, factor de recobro, corte de agua, petréleo acumulado.

(b) Reporte de unidades conocidas.

(c) Modelo compatible con ambas herramientas de simulacion.

(d) Modelo aplicado a areniscas u otro tipo de roca que no presenten
problemas de disolucion adicional, esto para evitar que se profundice en
fendmenos e interacciones roca-fluido que no se encuentran en el alcance
de este estudio.

Una vez que se eligié el caso para su simulacién, se procedié a introducir los
datos a cada uno de los simuladores, STARS y UTCHEM. En el primero,
mediante la ejecucion del pre-procesador Builder que ayuda a construir
consecuentemente el modelo y en el segundo, mediante la creacién del archivo de
texto, con los cddigos y valores correspondientes para que su lectura sea efectiva
en la interfaz del simulador que permite ademas visualizar y corroborar los datos,

antes de la corrida.

3.5.1. Caracteristicas del nucleo

Las propiedades y caracteristicas referentes al nicleo fueron tomadas del articulo
técnico PETSOC N° 2007-182, donde la porosidad correspondiente es de 32% y
la permeabilidad de 1350 md. En cuanto a la compresibilidad de la roca se asume

insignificante.

3.5.2. Seleccion de las dimensiones del modelo

Como en el articulo técnico PETSOC N° 2007-182 no especifican la longitud del
nucleo utilizado en el desplazamiento, entonces, la seleccion de las dimensiones
del modelo se realizd considerando la cercania en la magnitud de un ndcleo real y
en cuanto al nimero de celdas fue escogido de manera arbitraria, considerando

que la corrida de simulacion no requiriera de extensos tiempos.
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Para el modelo construido tanto en STARS como en UTCHEM, las dimensiones
fueron de 17cm de largo, 3.5cm de ancho e igual de espesor. Dicho largo fue

dividido en 30 celdas de 0.564cm cada una.

3.5.3. Propiedades roca-fluidos

La generacion de las curvas de permeabilidades relativas fueron tomadas del
articulo técnico PETSOC N° 2007 — 182, usando el programa DigXY (Ver
Apéndice A) con el que se pudo extraer con mayor precision los valores
correspondientes a las permeabilidades relativas de las fases acuosa y de petroleo
a cada paso de saturacion de agua. Aparte, se suministran en dicho articulo los
valores de saturacion de agua connata igual a 9% Y saturacion de petréleo residual

igual a 29%.

Para el caso de UTCHEM se encontrd un ajuste a las curvas usando el modelo de
Corey (Ecuaciones 3.1, 3.2), para esto se requirio los extremos de dichas curvas y
la iteracién de los exponentes de las fases que permitiera reproducir los datos
experimentales. De esta manera se obtuvo el modelo de permeabilidades relativas

mostrado en la Figura 3.3.
k1 = kp1(Sp)™ (3.1)
kyo = kpp (1 — Spq)" (3.2)
Donde

k2, es la permeabilidad relativa al agua en el endpoint
S,1 €s la saturacién normalizada de la fase acuosa
n, es el exponente de la fase de agua
2, es la permeabilidad relativa de petroleo en el endpoint

Sn1 €s la saturacion normalizada de la fase de petréleo
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n, es el exponente de la fase de petrdleo

Por otra parte, el calculo de la saturacion normalizada de determinada fase se hara
con la Ecuacion 3.3.

S, _Se—Ser (3.3)

a 1‘2%:1 Ser
Donde
S, se refiere a la saturacion residual de la fase £.

Tabla 3.1. Datos para el modelo de Permeabilidades Relativas

Puntos extremos | Magnitud
Swi 0.09
Sorp 0.29
Krw 0.198516
Kro 0.998959

Una vez superado el proceso de iteracion, los exponentes de Corey que lograron
correlacionar los datos experimentales a la fase acuosa (n,) Yy a la fase de petréleo

(n,) fueron 5y 1.8, respectivamente.

1,2

a 1
2
=]
% 0,8
o == Krw
17
§ 0,6 =—kro
S 04
:,'; krw(corey)
g 0,2 —o— kro(corey)
& o0

-0,2

Figura 3.3. Set de Permeabilidades Relativas usado en la simulacion
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3.5.4. Programa de Inyeccion

El agente quimico en cuestion se tratd de un polimero, cuya viscosidad maxima es
de 18 cp y que se inyectd con una concentracion de 1500 ppm distribuido en
varios tapones como se detallara mas adelante. En el articulo técnico PETSOC N°
2007 — 182 especifican en fraccion de volumen poroso cuanto de agua o solucién
polimérica se estuvo inyectando para cada tapon y la tasa de inyeccion (12.5
cm®/hr). Con estos datos y el calculo del volumen poroso (volumen bruto por la
porosidad del nucleo), entonces, se pudo estimar el tiempo de inyeccion (Ecuacion
3.4), mostrados en la Tabla 3.2.

Donde

_ Xyp*VP

Qiny

Xyp € la fraccion volumen poroso inyectada [adimensional]

VP es el volumen poroso [cm]

Qiny s la tasa de inyeccion [cm®/hr]

Tabla 3.2. Programa de inyeccion de la simulacion

Tapén xvp tiny (hr) tiny—acum (dl,aS)
Sol. polimérica | 12 | 63.36 2.64
Agua 55| 29.04 3.85
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3.6. Comparacion y evaluacion de los resultados obtenidos en la simulacion

de un proceso quimico

Esta etapa consistio en la comparacion de los resultados producto de la simulacién
del desplazamiento en nucleo con polimero en cada una de las herramientas en
estudio, se enfoco sustancialmente en los reportes de cortes de agua o recobro de
petréleo versus volumen poroso producido. Para ello, se graficaron los valores
obtenidos en los archivos de salida de los simuladores STARS y UTCHEM en
Excel.

Ademas, se compararon ambos software con respecto a la magnitud de datos para
cada herramienta. Para ello se listaron los parametros que se necesitaron para la
construccion del archivo de entrada de los simuladores, y por separado se fue

evaluando la forma en que fueron requeridos.
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CAPITULO IV

DISCUSION DE RESULTADOS

4.1. COMPARACION DE LAS HERRAMIENTAS COMPUTACIONALES
UTCHEM Y STARS

A continuacion, se presentara una comparacion general de ambos simuladores y
luego una més detallada relacionada con el modelado de los fenémenos vy
propiedades roca-fluido y fluido-fluido mas relevantes en la simulacion de
procesos quimicos de recuperacion mejorada de petréleo, como la adsorcion,
viscosidad, densidad, permeabilidad relativa, tension interfacial, presion capilar y

factor de reduccion de permeabilidad.

Ambas herramientas computacionales presentan diversas caracteristicas comunes,
entre ellas, cabe destacar que son simuladores de yacimiento composicionales,
tridimensionales y quimicos, capaces de caracterizar yacimientos de porosidad
dual. Pueden construir mallados de tipos cartesiano y radial y ademas, trayectorias

verticales y horizontales de pozos.

Asi como se determinaron similitudes entre ambos simuladores también se pueden
encontrar diferencias, la mas representativa es que uno es comercial y
perteneciente a la compafiia CMG y el otro es gratuito y disefiado por estudiantes
y profesores de la Universidad de Texas de Awustin, quienes disponen su
herramienta de simulacion para el publico en general a través de la pagina oficial

del Centro de Ingenieria de Petr6leo y Geosistemas de dicha institucion.
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Otra de las disparidades que se evaluaron esta en la capacidad de representar tanto
el comportamiento de fases donde mas de tres fluidos interactian en el medio
poroso, asi como efectos geomécanicos. Mientras que uno de los simuladores
resuelve sus ecuaciones diferenciales parciales de manera implicita, el otro lo hace
implicitamente para la presion pero explicitamente para las saturaciones. Los
alcances y desventajas de cada software que se han mencionado brevemente se

pueden distinguir con mayor claridad en la Tabla 4.1.

4.1.1. Modelado de la adsorcion

La tasa de propagacion de los aditivos quimicos y de las especies creadas en sitio
estd afectada principalmente por su interaccion con la matriz de la roca,
provocando un retardo en la misma. Esta consecuencia se debe a la adsorcion, la
cual dependera de diversos factores como el area de superficie solida expuesta, las
concentraciones de los fluidos, la temperatura y el tipo de roca (permeabilidad).
Este fendmeno ocurre tanto con polimeros como con surfactantes. Sin embargo,
segun Sheng (2011) para una solucion polimérica, la adsorcion es una propiedad
fundamental de un sistema polimero-roca-solvente y es el mecanismo mas

importante.

La adsorcion de un quimico a la superficie rocosa influye en la concentracion de
la solucion durante el proceso de inyeccion, y por ende, en la efectividad del
mismo. Para la representacion de este fendmeno en el yacimiento cominmente se

usa la isoterma de Langmuir, cuya forma general esta dada en la Ecuacion 4.1.

A _ agCi
t 1+ bk C;

(4.1)
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Tabla 4.1. Cuadro comparativo de las herramientas de simulacién en estudio

STARS

UTCHEM

Desarrollado por la compafila Computer

Modelling Group

Desarrollado por la Universidad de Texas de

Austin

Es una herramienta comercial

Es una herramienta de disponibilidad gratuita
en la web, a través del sitio oficial del Centro de
Ingenieria de Petroleo y Geosistemas de la
Universidad de Texas

Compatible con Windows (XP, XPx64, Vista
x64), Linux, IBM pSeries, IBM AIX 5L

Compatible con Windows (NT, 2000 y XP)

El archivo de datos se genera mediante el

asistente Builder

El archivo de datos se debe generar en un
formato de texto con las especificaciones

sugeridas en la guia de usuario

Los archivos de salida se visualizan en
RESULTS GRAF bajo el formato IRF

Los archivos de salida se pueden visualizar en

Excel

Modelado tridimensional

Modelado tridimesional

La visualizacion del modelo en 2D y 3D
(celdas) se hace mediante RESULTS 3D

La visualizacion 3D sélo es posible si se
dispone de alguno de estos software: Surfer o

Tecplot

El tipo de mallado puede ser cartesiano,

cilindrico

El tipo de mallado puede ser cartesiano,

curvilineo y radial

Formulacion implicita adaptiva

Formulacion tipo IMPES

Es un simulador de yacimientos composicional

Es un simulador de yacimientos composicional

Es un simulador térmico, quimico y

geomecanico

No es un simulador térmico, sin embargo tiene
opcion de temperatura variable, es quimico y no

considera efectos geomecanicos

Capaz de caracterizar yacimientos fracturados

Capaz de caracterizar yacimientos fracturados

(porosidad dual)

Pozos verticales y horizontales y posee la

opcidén de pozo discretizado

Pozos verticales y horizontales

No representa el comportamiento de fases

complejas

Representa el comportamiento de fases

complejas
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Donde

C; es la concentracion total de especies i adsorbida [L3/L?]

a; Y by son constantes empiricas, la primera es adimensional, la segunda lleva las
siguientes unidades [L*/L].

C; es la concentracion total de especies i en la fase [L%/L%]

En UTCHEM y STARS la adsorcion se modela mediante dichas isotermas,
basicamente, la diferencia entre ambas herramientas es que la primera toma en
cuenta para su calculo, la salinidad, la concentracién del quimico y la
permeabilidad de la roca mientras que la segunda, depende de la composicion del

fluido y parametros de temperatura.

Debido a que el proceso puede ser reversible o irreversible, en UTCHEM es
reversible con la salinidad e irreversible con la concentracion. Por otra parte, en
STARS, los niveles maximos y residuales de adsorcion se pueden hacer
dependientes de la region, por lo que estas propiedades pueden variar de un
bloque a otro, la especificacion de los niveles de adsorcion residual permite la
flexibilidad de modelar tanto la adsorcion reversible (quimica) como la adsorcion

irreversible (mecanica), asi como un proceso parcialmente reversible.

La entrada de datos se puede realizar de manera tabular o bien en términos de la
correlacion de la isoterma de Langmuir. Idealmente, se debe conocer el maximo
de adsorcidn, asi como la tasa de aumento de la adsorcion con la composicion del
fluido, para poder ajustar los dos parametros de Langmuir. Si esto no se reporta,
entonces se debe emplear la composicion del fluido al maximo de adsorcion para

determinar el segundo factor.

En el simulador creado por la Universidad de Texas de Austin, se toma el minimo
de adsorcion para garantizar que la misma no sea mayor que la concentracion total

de surfactante o polimero. En esta herramienta se necesitan calcular pardmetros
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que dependen de la salinidad, la concentracion del quimico y la permeabilidad de
la formacion, como se habia especificado anteriormente, por lo que se presentaran

las ecuaciones pertinentes.

Se comenzard definiendo la primera constante empirica (a;) encontrada en la
Ecuacion 4.1 que describe la isoterma de Langmuir. Si se observa la Ecuacion 4.2
se puede apreciar que la adsorcion, ya sea de surfactante o polimero, incrementa
linealmente con la salinidad efectiva y decrece a medida que la permeabilidad
incrementa. Los parametros a,, Y ax, son encontrados en laboratorio mediante

correlacién de los datos de adsorcion del quimico.

kre 0.5
ax = (a1 + A2Cisg o sep)) (Tf) (4.2)
Donde

Csg €s la salinidad efectiva para el surfactante y se denota Csgp cuando se trata de
la salinidad del polimero.

a, Y A, son pardmetros del modelo de adsorcién

k,cr es la permeabilidad a la cual los parametros de adsorcion de entrada son
especificados.

k es la permebilidad de la roca
Para los calculos de las salinidades efectivas seran diferentes dependiendo del

componente, en caso de surfactante, se usa la Ecuacion 4.3 y en caso de polimero

la Ecuacion 4.5.

La salinidad efectiva para el surfactante incrementa con el £ (definido en la
Ecuacion 4.4) vy también cuando aumenta la temperatura en presencia de
surfactantes no — aniénicos. En caso de surfactantes anionicos, dicha salinidad

decrece si aumenta la temperatura.
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Csg = Cs1(1 = Bof&) 1+ Br(T — Trep)] ™

Donde

Cs, es la concentracion de aniones en la fase acuosa

Be €S una constante positiva

(4.3)

f& es la fraccion entre el limite de cationes divalentes y micelas de surfactantes,

cuya obtencién es mediante la Ecuacion 4.4

Br es el coeficiente de temperatura

Tror €s la temperatura a la cual los parametros de adsorcion de entrada son

especificados

T es latemperatura

Donde

Cg es la concentracion de calcio en surfactante

C3" es la concentracion de micelas en surfactante

(4.4)

En la presencia de polimeros, entonces la salinidad efectiva estara dada como en

la Ecuacion 4.5:

C =
SEP C11

Donde

Cs, es la concentracion total de aniones en el agua [Eq/I]
Ce1 €S la concentracion total de cationes presentes en el agua [Eq/1]
C,1€s la concentracion de agua [fraccion volumétrica]

B, €s un parametro de entrada del modelo y medido en laboratorio
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4.1.2. Modelado de la viscosidad

En STARS, se emplea la regla de mezclado pura, ya que solo se necesita las
fracciones molares de la fase, para el caso de mezcla lineal y para el que no lo sea

entonces se debe expresar una funcion de la fraccion molar.

En UTCHEM, las viscosidades de la fase liquida son modeladas en términos de
las viscosidades del componente puro y las concentraciones de fase de petrdleo,
agua y surfactante como se muestra en la Ecuacion 4.6. Cabe resaltar que cuando
el polimero esta presente, la viscosidad del agua es remplazada por la viscosidad

de la solucion polimérica.
Up = Clgluweaﬂczﬂ'csf) + szluoeaz(cu"l'csf) + C3{,a3e(a4c1{’+a552€) (4.6)
Donde

C,, es la concentracion de agua en la fase liquida [L>/L?]

C,, es la concentracion de petréleo en la fase liquida [L*/L°]

Cs, es la concentracion de surfactante en la fase liquida [L*/L?]

Ly, 1o SON las viscosidades de agua y petréleo, respectivamente [mL™t"]

a es un parametro determinado mediante correlacion de las viscosidades de la
microemulsion en laboratorio a diversas composiciones.

Una caracteristica clave de los polimeros usados en los procesos quimicos de
recuperacion mejorada de petr6leo es que se comportan como un fluido
pseudoplastico, es decir, que la viscosidad de la solucion polimérica disminuye
con la tasa de corte y en consecuencia, su viscosidad aparente en el yacimiento
decrece con la velocidad de flujo. Esta reduccion de la viscosidad en dicha
solucion como una funcion de la tasa de corte esta descrita mediante un modelo de
Ley de Potencia (Sheng, 2011).
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La ecuacion de Meter”, que es la que se muestra en la Ecuacion 4.9, explica
satisfactoriamente este comportamiento, por lo que UTCHEM la incluye en sus
calculos, sin embargo, hay un modelo mas general representado por la ecuacion

de Carreaul®”! (Ver Ecuacion 4.7) y es la utilizada por STARS.

a](n—l)/a

Ush — Heo = (/’lg - :uOO)[l + (Ayeff) (47)

Donde

Ugp, €S la viscosidad de corte aparente en medio poroso

pp s la viscosidad limite Newtoniana a bajas tasas de corte

U €S la viscosidad limite Newtoniana a altas tasas de corte (generalmente, se
toma como la viscosidad del agua)

Yerr €S la tasa de corte efectiva, la cual se puede obtener mediante la Ecuacion 4.8
n y A son constantes empiricas especificas del polimero

a €s una constante, que generalmente toma el valor 2

La expresion que permite determinar la tasa de corte efectiva aplicable a un medio

permeable se muestra en la Ecuacion 4.8. Practicamente, g, Y yg son mucho mas

altas que pio,, Y (Avers)® y mayores que la unidad.

3n+1]"/(”—1)[ Uy ] (4.8)

Vers = C [ Kk Sw®

4n

Donde

u,, es la velocidad de Darcy de la fase acuosa que contiene el polimero
k es la permeabilidad
k.., es la permeabilidad relativa al agua

S, €s la saturacion de agua
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¢ es la porosidad
C una constante que generalmente su valor es 6

Otra alternativa en el modelado de la viscosidad dependiente de la velocidad en
STARS consiste de una entrada tabular. Este método brinda mayor flexibilidad en
la definicion de datos especificos o0 en la representacion de funciones complicadas

de viscosidad de fluido versus velocidad Darcy.

En el caso de UTCHEM, la reduccion en la viscosidad de la solucién polimérica
no Newtoniana, en funcidon de la tasa de corte efectiva es modelada mediante la

Ecuacién 4.9:

0_
Wy =ty + — s (4.9)
1+<Y_e1>
Y1/2

Uy €s la viscosidad aparente

Yeq €S la tasa de corte equivalente porque se trata de flujo en medio permeable y
se puede calcular a través de la Ecuacion 4.10

¥1/2 €s la tasa de corte a la cual, la viscosidad es el promedio de yg Y Uy

P, es un coeficiente empirico

tp es la viscosidad limite (plateau) para un fluido de comportamiento

pseudoplastico, se calcula en funcién del polimero y la salinidad efectiva, como se
muestra en la Ecuacion 4.10.

Si se observa la Ecuacion 4.9, se puede notar que depende del calculo de una
viscosidad denominada “plateau” y las tasas de corte que pueden ser determinadas

a través de ecuaciones que se muestran posteriormente en el texto.

La viscosidad plateau es afectada por la concentracion de polimero y la salinidad,
se emplea la ecuacién de Flory-Huggins modificada (Ecuacion 4.10), para su

determinacion.

101



1y = b (L + (ApyCap + ApaCy + ApsCip)Cofp) =163 (4.10)
Donde

C., €s la concentracion de polimero en el agua o fase de microemulsion
WUy €s la viscosidad del agua

Ap1, Ap,, Aps SON constantes

CSS,;’P es un factor que permite la dependencia de la viscosidad del polimero con la
salinidad

0_
Sp es la pendiente del grafico log-log de (””#¢) VS. Csep.

La tasa de corte en sitio para la fase £ es modelada por la ecuacion para flujo

multifasico de Blake-Koseny™!, cuyo valor se sustituye en la Ecuacion 4.11.

. _ Veluel
Vea = Jip o5 (4.12)

Donde

7. es igual a 3,97C seg™, donde C es el coeficiente de la tasa de corte usada para
contabilizar los efectos no ideales como el deslizamiento en paredes porales.

U, es la viscosidad de la fase

k es la permeabilidad promedio, la cual se puede obtener mediante la Ecuacion
4.12

k., es la permeabilidad relativa a la fase
¢ es la porosidad de la roca

S, es la saturacion de la fase

B= ()" + 2 () + ()] @12
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Donde
Uyp, Uyp, Uz SON las velocidades de flujo en las direcciones x, y y z,
respectivamente.

ky, ky, k, es la permeabilidad medida en las direcciones x, y y z.
4.1.3. Modelado de la densidad

La densidad es otra de las propiedades importantes de los fluidos puesto que
determinan la distribucion de los mismos en el yacimiento, para su estimacion se
han propuesto modelos y ecuaciones de estado que se explicaran a continuacién

de acuerdo a los utilizados por las herramientas de simulacion del estudio.

STARS, por su parte, obtiene las densidades de los liquidos mediante mezcla ideal

de los componentes puros con la composicion de la fase (Ecuaciones 4.13 y 4.14)

1 c Wi
o = Litig, (413)
1 c Xi
~ =y L (4.14)

Donde
Pw» Po SON las densidades de agua y petrdleo, respectivamente

Las densidades de los componentes p,,; Y p,; son inversas del volumen parcial
molar correspondiente, y debe considerarse como la contribucion del componente

puro al volumen de fase.

Para componentes liquidos de petréleo es posible medir las densidades

directamente en el laboratorio y usar estimaciones de la literatura.
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Para la fase gaseosa, este simulador calcula internamente su densidad molar a
partir de la Ecuacion 4.15, referida a los gases reales, puesto que incluye el factor
de compresibilidad o de desviacion del gas (Z), el cual puede obtenerse, primero,
asumiendo gas ideal donde Z es igual a la unidad, dejando depender a la densidad
sOlo de la presion y la temperatura y segundo, empleando la Ecuacion de Estado
de Redlich-Kwong que predice dicho factor en un rango comprendido entre 0,3 y
1,2.

p
Py = 7rg (4.15)

Donde
p es la presion
R es la constante de gases

T es la temperatura absoluta

Z es el factor de compresibilidad del gas

UTCHEM, por su parte determina los pesos especificos (y, = gp,) de fase como
funciones de la presion y la composicion, como se muestra en la Ecuaciones 4.16
y 4.17.

Ye = Cie¥1e + Cap¥ap + C3p¥3p + 0,02533C5p — 0,001299C,, + Cgpyge (4.16)
Yie = Ykrl[1+ CZ(Pp — Pro)l (4.17)
Donde

Yrr €S la gravedad especifica del componente k a una presion de referencia y es
un pardmetro de entrada.

Cre Y CP son constantes numéricas que consideran el peso de los iones disueltos y
tiene unidades de psi/ft por meg/ml de iones.
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4.1.4. Modelado de la permeabilidad relativa

Las curvas de permeabilidad relativa y sus pardmetros asociados son las
relaciones petrofisicas mas relevantes para los procesos de recuperacion mejorada
de petrdleo (Lake, 1989). La permeabilidad absoluta es una propiedad del medio
poroso Yy se conoce como una medida de la capacidad del mismo para transmitir
fluidos y cuando dos o mas, se mueven al mismo tiempo, la permeabilidad
relativa de cada fase a una saturacion especifica es la relacién de las
permeabilidades, efectiva de la fase y absoluta. Cada medio poroso tiene
caracteristicas Unicas de permeabilidad relativa, lo cual debe ser medido
experimentalmente, la determinacién directa en laboratorio de dicha propiedad es
extremadamente dificil e incluye técnicas realmente complejas para conocer la
distribucién de saturacion de los fluidos a lo largo de un nucleo rocoso, por esta
razon, generalmente se obtiene la permeabilidad relativa bifésica y se utilizan

correlaciones para determinarla en sistemas trifasicos.

La relevancia que tiene este parametro en la simulacion de cualquier proceso,
tanto en laboratorio, como a escala de campo, conlleva al analisis de cada uno de
los modelos que usan las herramientas en estudio para intentar cotejarla en un

caso determinado.

Son diversas las correlaciones hasta ahora empleadas para la construccion de las
curvas de permeabilidades relativas y las mas conocidas son las de Corey, Wyllie,

Fayers-Mathews, Modelo de Stone | y Il, Aziz-Sattari, Hustad-Holt, entre otras.

En STARS, la capacidad de interpolar los datos basicos de permeabilidad relativa
y de presion capilar en funcion de la concentracion o del numero capilar es
sumamente importante y de gran utilidad, pues de esta manera garantiza manejar
una gran variedad de fenémenos tales como la inyeccion de &lcalis, la alteracion

de la humectabilidad y los efectos de la reduccion de la movilidad de espuma,
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bajo circunstancias especiales (fluidos con caracteristicas casi miscibles, cambios
de pH, cambios en la concentracion de surfactante, aumentos grandes en las
velocidades de flujo). El esquema de interpolacién de la permeabilidad relativa le
permite al usuario representar los efectos del surfactante sobre este pardmetro.
Actualmente este simulador emplea tres opciones de interpolacion:

(@) La interpolacion en funcién de la composicion de un componente clave en
determinada fase
(b) La interpolacion del nimero capilar que requiere especificar la tension
interfacial en funcion de la composicion
(c) La interpolacion de espuma simple en funcion de un producto de factores,
tales como la composicion de un componente clave, la saturacion de
petroleo, el nimero capilar (velocidad de flujo)
A continuacion, se explicaran los modelos trifasicos de permeabilidad relativa que
ejecuta este simulador, los cuales corresponden a los dos de Stone y el de

interpolacion de Baker.

Para la fase de petr6leo en el primer modelo de Stone se considera que el flujo
estda impedido por la presencia de gas y agua y que los efectos de estos ultimos
fluidos son mutuamente independientes. La permeabilidad relativa de petroleo es
tratada como una funcién lineal de la saturaciéon de petr6leo normalizada (Seo),
modificada por las funciones B, y B, las cuales dependen de las saturaciones de
agua y gas, respectivamente. Para mantener consistencia en los limites de
saturacion bifasica g, se elige proporcional a la permeabilidad relativa al petréleo
en presencia de agua a una saturacion de gas nula, y g, en presencia de gas a la

saturacion de agua connata.

El Modelo de Stone | puede utilizarse para combinar permeabilidades relativas de
dos fases petroleo-agua y liquido-gas. Este modelo supone (a) que la saturacion de
gas critica es igual a cero Syc = 0, y (b) que la saturacion residual minima de

petroleo Som varia entre la Sow Y Sorg. Entonces, el calculo de la permeabilidad
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relativa trifasica de petréleo puede ser hacer como se muestra en la Ecuacion
4.18:

kro = krocw * Seo * ﬁwﬁg (4.18)
Donde

k,ocw €S la permeabilidad relativa de petrdleo a la saturacion de agua connata

Krocw = Krow (Sw = Swe) = krog(Sy = 0) para asegurar que k., = ko, cuando
S, =0yquek,, =ky,4 cuando S,, = S,

S., €s la saturacion de petréleo normalizada y se puede obtener mediante la
Ecuacion 4.19

Bw Y By son las funciones de permeabilidad al agua y gas, respectivamente y se
pueden obtener mediante las Ecuaciones 4.20 y 4.22.

Sep = —2—om (4.19)

1 _SWC_SOm
Donde

S, es la saturacion de petroleo
S,m €s la saturacion residual minima de petréleo
Swe €s la saturacion de agua connata

(@) Coeficiente de permeabilidad al agua

Krow*Sew
Bw=7"——— (4.20)

krocw*(1—Sew)
Donde

k.o €S la permeabilidad relativa petroleo — agua

S. €s la saturacion de agua normalizada, para calcularla se debe usar la Ecuacion
4.21.

S = e _ (4.21)

1 _SWC_SOm
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Donde

S, es la saturacion de petroleo [adimensional]
Som €S la saturacion residual minima de petréleo [adimensional]
Swe €s la saturacion de agua connata [adimensional]

(b) Coeficiente de permeabilidad al gas

By = (4.22)

krocw*(l_seg)

Donde

k.oq €s la permeabilidad relativa petrdleo gas

k,ocw €S la permeabilidad relativa de petrdleo residual a la saturacion de agua
connata

S.; es la saturacion de liquido normalizada y se puede determinar mediante la
Ecuacion 4.23

Seq €s la saturacion de gas normalizada cuyo calculo es posible a través de la
Ecuacion 4.24.

1-5
— g
Sel

1_5wc_50m

(4.23)

Donde

Swe €s la saturacion de agua connata

Som €s la saturacién minima de petr6leo, cuyo valor se obtiene utilizando la
funcion lineal propuesta por Fayers y Mattews, que se muestra en la Ecuacion
4.25.

Sg4 es la saturacion de gas

Seg =1-354 (4.24)
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Donde

S, es la saturacién de liquido normalizada

Som(Sg) = (1= a(Sy)) * Sorw + a(Sy) * Sorg (4.25)
Donde

a(S,) es una funcion de la saturacion de gas determinada mediante la Ecuacion
4.26.

Sow €S la saturacion de petréleo residual en un sistema agua-petréleo

Sorg €s la saturacion de petréleo residual en un sistema petroleo — gas

a(S,) = —95— (4.26)

1_5wcrit_50rg
Sg4 es la saturacion de gas

Swerit €5 la saturacion de agua critica

Sorg €s la saturacion de petréleo residual en un sistema petroleo — gas
4.1.4.1. Modelo 11 de Stone (STARS)

Este método asume que la permeabilidad total (la suma de las permeabilidad al
petréleo, gas y agua) es el producto de la permeabilidad total agua/petréleo (ko
+k,0) Medida a una saturacion de gas igual a cero y la permeabilidad total
gas/petréleo (k,oq + krgo,) mMedida a la saturacion de agua irreducible. Las
permeabilidades relativas de gas y agua son asumidas ser las mismas en un flujo
bifsico o trifasico y puede ser determinado a partir de data bifasica™, asi que la
forma de obtener la permeabilidad relativa de petrdleo esté en las Ecuaciones 4.27
y 4.28:
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Si el liquido contiene Sy, (la opcion por defecto):

Kro = Kroew * [(R22% 4 Ky ) % (222 4 kg ) = ey —Krg| (427)

kT'OCW rocw

Donde

Krocw = krow (Sw = Swe) = krog(S, =0)  para asegurar que kyo = Koy
cuando S, = 0 y que k., = ko4 cuando (S, = S,,c)

k.o €S la permeabilidad relativa de un sistema petréleo — agua
kog €s la permeabilidad relativa de un sistema petréleo — gas
k.., es la permeabilidad relativa al agua

k.4 es la permeabilidad relativa al gas

De igual manera se presentan las unidades de cada variable expuesta en la
Ecuacion 4.27, la Unica diferencia es el término k,,max, €l cual se trata de la

permeabilidad relativa maxima al petroleo.

Si el liquido no contiene Sy:

Kro = Kromax * [("—W + krw) * ( frog krg) — ke — krg] (4.28)

kromax romax

Donde

Kromax = Krow (Sw = 0) = kyo4(S, = 0) para asegurar que k,, = k4, Cuando
Sg=0yquek,, = k,,, cuando (S,, = 0)

4.2.4.2. Modelo de interpolacion lineal de Baker (STARS)

La permeabilidad relativa de la fase intermedia se calcula de un esquema de

interpolacion lineal.
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Las lineas rectas (en un diagrama ternario) entre las permeabilidades iguales
correspondientes a las curvas de petroleo/gas y petrdleo/agua podrian determinar

la permeabilidad al petréleo a cualquier saturacion dada entre las curvas bifasicas.

Dada una saturacion (gas, petroleo, agua) se buscaria una linea recta que pase a
través de una saturacion especifica e intersecte las curvas de permeabilidad
relativa de petroleo (de los datos bifasicos de gas/petrOleo y agua/petréleo) a

valores iguales de permeabilidades relativas.

Las funciones k,,, (S,,) VY kmg(Sg) se colocan en el diagrama ternario de
saturaciones y los puntos que cuentan con una misma permeabilidad relativa de
petroleo, es decir que Koy (Syw)=ky o4 (Sg), se traza una linea recta para formar
una serie de contornos k,,. Este método funciona porque los valores de k..., Y

kyoq tienen el mismo rango (0 a kyocy)-

Una ventaja de este método de interpolacion es que no se asume que las
permeabilidades relativas de las fases mojante y no-mojante son totalmente

independientes de las saturaciones de otras fases.

kln =k|n

5.=1

Figura 4.1. Construccién geométrica del método de interpolacion lineal.™!
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Cabe mencionar que en cualquier punto (S, Sg) en la region de interpolacion, la
funcion k.., depende solamente de k., Y k4. ESto se compara con el modelo 11

de Stone donde la funcion k.., también depende de k.., Y k4.

En STARS, como se mencionada anteriormente, hay otra manera de representar
los efectos del surfactante sobre la permeabilidad relativa y es mediante un

esquema de interpolacion, el cual se puede ingresar al simulador de dos maneras:

(a) Utilizando un pardmetro de interpolacion (DTRAPW) e ingresando cuatro
conjuntos de curvas de permeabilidad relativa correspondientes a los

nameros capilares criticos:

(@1) Nc = 6.0E-8 (las saturaciones residuales tanto el
agua como del petréleo comienzan a decrecer)

(@.2)  Nc = 2.6E-4 (curvas intermedias)

(@3) Nc = 1.2E-3 (la saturacion residual de petr6leo
alcanza un valor igual a cero)

(@a4)  Nc = 2.3E-1 (la saturacion residual del agua alcanza
un valor igual a cero y las permeabilidades relativas
corresponden a lineas rectas.

(b) Ingresando dos conjuntos de curvas de permeabilidad relativa, utilizando

los parametros DTRAPW y DTRAPN.

(b.1)  Curvas de tension interfacial alta (sin surfactante),
donde DTRAPW = DTRAPN = logy(6.0E-8)
(b.2)  Curvas de tension interfacial ultra-baja (lineas
rectas), donde DTRAPW=log1o(2.3E-1) y
DTRAPN=log;o(1.2E-3).
En UTCHEM, las permeabilidades relativas multifasicas son modeladas basadas
en las funciones tipo-Corey o Parker y otros, que es una extension de la ecuacion
de flujo bifésico de van Genuchten a flujo trifésico. La histéresis en el modelo de

permeabilidad relativa tipo Corey se contabiliza asumiendo que en la zona
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saturada el flujo es una curva de drenaje para el evento de agotamiento (spill

event) y el de remediacion de la zona saturada es un proceso de imbibicion.

4.1.4.3. Modelo de Corey (UTCHEM)

Las permeabilidades relativas multifasicas de los procesos de imbibicion y drenaje
tanto en la zona saturada como en la no saturada son modeladas usando las

funciones tipo Corey que ademas esta en funcion del nimero de entrampamiento.

4.1.4.3.1. Zona no saturada

El movimiento de la fase organica en un medio poroso trifasico que consiste de
agua/organico/gas se considera estar en direccion de la imbibicion durante el
agotamiento orgénico en la zona no saturada. Se asume que, las permeabilidades
relativas del agua y el gas son funciones solamente de sus respectivas saturaciones

y que la de la fase organica esta en funcion de dos saturaciones.
K,p = k2 (Spe)™ € =agua(l), petroleo(2) o gas(4) (4.29)

Donde

S, €s la saturacion normalizada de la fase £ y se puede determinar mediante la
Ecuacion 4.30

k?, es permeabilidad relativa en el endpoint de la fase ¢

n, es el exponente de la fase ¢

Se—Ser
1-S1r=S2r—Sar

Sne = £=164 (4.30)
Donde

S, es la saturacion de la fase ¢

S, €s la saturacion de la fase £ entrampada
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Cabe destacar, que la saturacién entrampada de la fase organica para flujo
trifasico (Syr) es calculada a partir de la Ecuacion 4.31. Estas ecuaciones reducen a

permeabilidades relativas bifasicas en la ausencia de la tercera fase.

Sa2r = S2r1 (1 - L) + Sara (L> (4.31)

1-S1r—S2ra 1-S17—S27a
Donde

Sor1 Y Sara SON las saturaciones organicas entrampadas al flujo de las fases de

aguay gas, respectivamente.
4.1.4.3.2. Zona saturada

El movimiento de la fase organica durante el evento de agotamiento en la zona
saturada donde maés de dos fases de fluido existen, se asume que esta en direccion
de drenaje. EI movimiento orgénico durante el proceso de remediacion, por
ejemplo, inyeccion de agua o surfactante, se asume en direccion de imbibicion

para el periodo entero de inyeccion.

(a) Proceso de agotamiento organico

El célculo de las permeabilidades relativas para las fases de agua y fluidos
organicos se hace mediante las Ecuaciones 4.32 y 4.33:

kri = k21 (Sn1)™ (4.32)
Donde

k2, es la permeabilidad relativa al agua en el endpoint
S, €s la saturacion normalizada de la fase acuosa

n, es el exponente de la fase de agua
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ky, = kfz (1 - Sn1)n2 (4-33)
Donde

2, es la permeabilidad relativa de petroleo en el endpoint
S,1 €s la saturacion normalizada de la fase de petroleo
n, es el exponente de la fase de petréleo

Sn1 es la saturacion de agua normalizada, la cual de puede determinar mediante la
Ecuacion 4.34.

S, =35 (4.34)

1-S1r
Donde
S, es la saturacion de agua
S1r €s la saturacion entrampada de agua

(b) Proceso de remediacion

Hay maéas de tres fases liquidas presentes (surfactante/agua/organica). Las
permeabilidades relativas se asumen, solamente, como funciones Unicas de sus
saturaciones respectivas, la permeabilidad relativa es definida como se muestra en

la Ecuacion 4.35.
ko =k2p(Spe)™ €=12063 (4.35)
Donde

k?, es permeabilidad relativa en el endpoint de la fase ¢
S, €s la saturacién normalizada de la fase £ (Ecuacion 4.36)

n, es el exponente de la fase ¢
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Spp = —t— (4.36)

- 1‘23:1 Ser
Donde

S, es la saturacion de la fase ¢ (agua, petréleo o microemulsion)

S, €s la saturacion de la fase £ entrampada

Las permeabilidades relativas pueden reducirse a funciones bifasicas de
agua/organico, agua/microemulsion u organico/microemulsion. Las saturaciones
residuales, los puntos extremos de la permeabilidad relativa y los exponentes son
constantes o bien, pardmetros de entrada o funciones del ndmero de

entrampamiento.

4.1.4.4. Método de Parker y otros autores 3 (UTCHEM)

Este método extendid la expresion de permeabilidad relativa trifsica-saturacion
derivada por van Genuchten para un flujo trifasico agua/petréleo/aire usando

variables escaladas como se muestra en la Ecuaciones 4.37, 4.38 y 4.39:

kyy = SM2[1— (1 — §Mm™ym)’ (4.37)
ke = (S — SOM2[(1 = SV/™ym — (1 — SY/mym]’ (4.38)
kya = (S2[1— S/ (4.39)

Donde
S, es la saturacion total de liquido

Las asunciones en la derivacion de las funciones de permeabilidad relativa son
que la permeabilidad relativa del agua o gas es una funcion de su propia
saturacion, mientras que la del petréleo es una funcién de las tres saturaciones

(agua, petroleo, gas)
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4.1.5. Modelado de la tension interfacial

En relacion a sistemas multifasicos, es necesario considerar el efecto de las
fuerzas en la interface cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto.
Generalmente, la medicion de esta fuerza se obtiene en laboratorio, sin embargo,
se han establecido algunas correlaciones para su aproximacion en la simulacion

numérica de yacimientos.

En el simulador de procesos avanzados de CMG, se requiere la entrada tabular de
la tension interfacial especifica para cada componente de fase, tiene las opciones
de realizar interpolaciones lineales o logaritmicas segun los alcances de la data del

usuario.

La interaccion del agua y el petrdleo con el surfactante incrementan el numero
capilar, y este a su vez reduce la saturacién de petréleo residual y la misma puede
simularse a traves de la interpolacion de permeabilidad relativa dependientes del
namero capilar. Esto se realiza puesto que bajo circunstancias especiales como
cambios de pH, cambios de concentracion de surfactantes, variacion en las
velocidades de flujo, la suposicion de que las propiedades de roca-fluidos estan en
funcion de las saturaciones de los fluidos no es suficiente para describir de manera
precisa el comportamiento del flujo observado. Por esta razon, interpolar la
permeabilidad relativa y la presion capilar en funcion de la concentracion o del
numero capilar resulta de gran utilidad, gracias a la flexibilidad que se presenta en
la seleccién de los pardmetros de interpolacion y al hecho de que se puedan
emplear datos tabulares (basicamente arbitrarios), es posible manejar gran
variedad de fendmenos como inyeccidén de sustancias causticas, alteracion de

humectabilidad de la roca y efectos de la reduccion de movilidad de espuma.

Mientras que STARS, requiere la entrada tabular de la tension interfacial,
UTCHEM presenta dos modelos para calcular este fenémeno entre una

microemulsion/petréleo y microemulsion/agua, el primero de Healy y Reed
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(1974) y el segundo de Huh (1979). Las tensiones interfaciales para agua-petréleo

y agua-aire se asumen como constantes conocidas.

4.1.5.1. Modelo de Healy y Reed (UTCHEM)

Una vez que las composiciones de la fase han sido determinadas, las tensiones
interfaciales entre la microemulsién y las demas fases se calculan como funciones

de parametros de solubilizacion:

G
log10 03 = 10810 Fe + G, +m Res =1

(4.40)

G
log0 0,3 =log1oFp + (1 — Ry3) 1081005y, + Rys (Gt’z + 1+#GI€3) Rp;3<1

Donde

Gs1,Gpy Y Gp3 SON pardmetros de entrada
P . ., C f .
R,5 es la razdn de solubilizacion (C—“) [adimensional]
33

F, es el factor de correccion que introdujo Hirasaki [adimensional]

Cabe acotar que con el factor F, se asegura que la tension interfacial en el punto

de inflexion es cero, y se puede calcular mediante la Ecuacion 4.41.

Fp, = %T ¢ = agua (1) o petréleo (2) (4.41)

Donde
cony = Y= (Cace — Cy3)? (4.42)

Donde

Cyp €S la concentracion de especies K en la fase £.

Csc5 €s la concentracion de especies K en la microemulsion.
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En la ausencia de surfactante o si la concentracién de micela esta por debajo de la

critica, la tension interfacial es igual a la de petréleo/agua.

Reescribiendo las Ecuaciones 4.40, resultaria el calculo de la tension interfacial de

la siguiente manera (Conjunto de Ecuaciones 4.43):

— G€2+1+GG€1R —
0_33 = Fg* 10 €37¢43 R{)3 2 1 f = 1,2
Gy

R€3*(G£’2+—)
1+Gp3 R€3 < 1

(4.43)
Op3 = Fp* 04y *(1 _R{’3) * 10

4.1.5.2. Modelo de Chun-Huh (UTCHEM)

La tension interfacial en UTCHEM esté relacionada a un factor de correccion de
Hirasaki y la razon de solubilizacion de la ecuacion de Chun-Huh a manera de
reducir la tension interfacial agua-petroleo (o,,,) a medida que la concentracion
de surfactante se aproxima a cero, resultando su calculo mediante la Ecuacion
4.44,

Op3 = Oge 2R3 4 ;—? (1 — e aRes) (4.44)
£3

Donde

a es una constante aproximadamente igual a 10.
c s una constante cuyo valor tipico es 0.3

o, €s latension interfacial agua-petréleo

z -1t =7 C - -
R,5 es la razon de solubilizacion (Cﬁ) [adimensional]
33

F, es el factor de correccion que introdujo Hirasaki [adimensional]

£ es referido a la fase, en esta ecuacion se tratara s6lo de agua o petroleo.

119



4.1.6. Modelado de la presion capilar

Las fuerzas capilares en un yacimiento de petréleo son el resultado del efecto
combinado de las tensiones superficiales e interfaciales de la roca y fluidos, la
geometria y tamafio de poro, y las caracteristicas mojantes del sistema, cuando
dos fluidos inmiscibles estan en contacto, una discontuinuidad en la presion existe
entre los dos fluidos, reflejada en la curvatura de la interface que los separa, y
dicha diferencia es la presion capilar. A continuacion, se detallaran los modelos
que ejecuta cada simulador para calcular la presion capilar en sistemas bifasicos y

trifasicos.

En el caso de STARS, se presentaran a continuacion su forma de representar la

presion capilar:

4.2.6.1. Esquema convencional de presion capilar bifasica (STARS)

A cualquier estado de saturacion dado, las presiones capilares se determinan a

partir de las Ecuaciones 4.45 y 4.46.
Peow = f(Sw) (4.45)
cho = f(Sl) =f(1- Sg) (4.46)

Esta aproximacion asume que la presion capilar petréleo/agua P.,, depende
solamente de la saturacion de agua (fase mojante) y la presion capilar
gas/petréleo, depende de la saturacion de la fase gaseosa (fase no mojante).

4.1.6.2. Presiones capilares trifasicas (STARS)
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A diferencia del método bifasico, las presiones capilares trifasicas representan el
efecto de la tercera fase. En este caso P.,,3(Ecuacion 4.47) y P.g,,3(Ecuacion
4.48) denotan la presion capilar trifasica petroleo/agua y gas/petréleo,
respectivamente, y se obtienen al modificar sus contrapartes bifasicas. STARS
aplica un método de correccion (interpolacion) de la saturacion de gas de la
presion capilar bifésica petréleo/agua y de la saturacion de agua de la presion
capilar gas/petroleo. El esquema de interpolacion aplicado logra dos objetivos, el
primero, es que representa el efecto de la saturacion de agua en la presion capilar
gas-petréleo, segundo, se trata de garantizar una transicion suave de la presion

capilar de un estado bifasico gas-petr6leo a un estado bifasico gas-agua
Peows = f(Sw'Sg) (4-47)

cho3 = f(ngSW) (4-48)

En UTCHEM, tanto la generalizacién del modelo de van Genuchten (1980) como
el modelo de Brooks y Corey (1966) son opciones usadas para calcular la presion

capilar en este simulador.

4.1.6.3. Modelo de Brooks-Corey (UTCHEM)

La presion capilar en la relacion de presion capilar-saturacion de Brooks y Corey
es escalada a la tension interfacial, la permeabilidad y la porosidad. El evento de
agotamiento organico en la zona no saturada se asume estar en direccion de la
imbibicién (incremento de la saturacion total de liquido). El evento de
agotamiento organico en la zona saturada se toma en direccion del primer drenaje
(fase mojante, agua, disminucion de la saturacién) para todo el proceso de
agotamiento. La inyeccion de agua o surfactante se asume en direccion de la

imbibicion para todo el periodo.
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4.1.6.3.1. Zona vacia o no saturada

Las consideraciones implicitas en la formulacion de la presion capilar en la zona
vacia donde mas de tres fases existen son que la direccion descendente de
mojabilidad es agua, petrdleo y aire y que la fase acuosa siempre esta presente. La
presion capilar entre el agua y el gas (sin presencia de petréleo) o entre el agua y
el petroleo se calcula en base a la saturacion de agua normalizada y tensiones

interfaciales, principalmente, como se muestra en la Ecuacion 4.49.

Poip = Cpci — \/%(1 - Snl)_l/li (4.49)

012
Donde

Cpei Y —1/4; son parametros de entrada positivo

o1, €S la tension interfacial entre el agua y la fase ¢ (petréleo o gas)
01, €S la tension interfacial agua/petrdleo

¢ es la porosidad de la formacion

k es la permeabilidad de la formacion

Sn1 €s la saturacion normalizada de la fase acuosa, obtenido mediante la Ecuacion
4.50

S = _ SeSer (4.50)

1=S1r=82r—S4r
Donde

S, es la saturacion de la fase ¢

S, €s la saturacion de la fase £ entrampada
S1 €s la saturacion de agua entrampada
S, €s la saturacion de petroleo entrampado

S, €s la saturacion de gas entrampado
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Cabe destacar, que en un flujo trifasico (gas/hidrocarburo/agua) la saturacion de
petréleo entrampado es basada en una funcion propuesta por Fayers y Matthews

(Ecuacidn 4.51), la cual usa los dos valores de saturacion de la fase entrampada:

Sor = S (1 - L) + Sor4 (L) (4.51)

1-S1r=S2ra 1-S1r=S2ra
Donde

S,1 €s la saturacion de hidrocarburo entrampado al flujo de agua
S,r4 €5 la saturacion de hidrocarburo al flujo de gas

S1r €s la saturacion de agua entrampada

S, es la saturacién de gas

4.1.6.3.2. Zona saturada

La presion capilar en la zona saturada donde mas de tres fases (agua,
hidrocarburo, microemulsion) existen de acuerdo al comportamiento de fase del

surfactante se calcula como se presenta a continuacion.
(a) Hidrocarburo-agua (bifasica)

La presion capilar de un proceso de drenaje es modelada usando la funcion de

Brooks-Corey con la Ecuacion 4.52:

1

P Aq -
(_b) = Sp1 = Priz = Py % (Sp1) M@ (4.52)

Pc12

Donde

A4 €S una medida de la distribucion de tamafio de poros del medio
P, es la presion de entrada, cuya forma de obtencion esta en la Ecuacion 4.53.

P.,,€s la presion capilar agua/petroleo
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Sn1 €s la saturacion de agua normalizada, cuyo calculo se muestra en la Ecuacion

4.55
Pb = CpCd\/% (453)

Donde

Cpcq €S UN parametro de entrada

¢ es la porosidad

k es la permeabilidad

S, =35 (4.54)

1-S1r

Donde

S, es la saturacion de agua
S1r €s la saturacién de agua entrampada

(b) Agua/microemulsién o hidrocarburo/microemulsion (bifasica)

La presion capilar en un proceso de imbibicién usando igualmente una funcion
tipo Corey, resulta tal como se muestra en la Ecuacion 4.55.
1

Ppe\ i -
(ﬂ) =1—=Spy = Pepz = Pppx (1= Spp) M (4.55)

Pces

Donde

—1/A; es un parametro de entrada positivo

P, es la presion de entrada de la fase ¢, cuya forma de obtencion estd en la
Ecuacion 4.56. Para £ =1 (agua), ' =1 (agua), sin embargo, para ¢ =2
(petréleo), ' = 3 (microemulsion)

P_,s€s la presion capilar entre la fase ¢ y la microemulsion
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Sn1 €s la saturacion de agua normalizada

Py = Cpu 22 |2 (4.56)

Pelgip k
Donde

C

»ci €5 UN parametro de entrada positivo.

0p5 €S la tension interfacial entre la fase £ y la microemulsion
01, €S la tension interfacial agua/petréleo
¢ es la porosidad de la formacion

k es la permeabilidad de la formacion

(c) Agua/hidrocarburo/microemulsion

En este caso trifasico, las presiones capilares estardn determinadas como se

muestra en las Ecuaciones 4.57 y 4.58

1

(ﬂ)li—1—5 = Py = Py x(1—S,,) A (4.57)
Pe13 - ni c13 — I'p1 ni .
(PbZ)Al‘ _ _ So—=Sor — P _ P " (1 _ Sp—Sor _%i
Pc23 - (§1—S1)+(S3—S37) €23 — b2 (S1=S1r)+(S3=S3r)
(4.58)

Donde

1 . .
— - €S un parametro de entrada postivo
l

Py, es la presion de entrada de agua y se obtiene con la Ecuacion 4.56
P, es la presion de entrada de petréleo
S,1€s la saturacion normalizada de agua (Ecuacion 4.59)

S5 es la saturacion de la microemulsion
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S1r €s la saturacion de agua entrampada
S, €s la saturacion de petréleo entrampado

S5, €s la saturacion de microemulsion entrampada

51-S4
Sp1 = -
1-S1r=S2r=S3r

(4.59)

Donde

S, es la saturacion de agua

S1r €s la saturacién de agua entrampada

S, €s la saturacion de petréleo entrampado

S4, €s la saturacion de microemulsion entrampada

4.1.6.4. Método de van Genuchten (UTCHEM)

La funcién de saturacién-presion capilar trifasica determinada usando la

generalizacion de Parker y otros autores y el modelo de flujo bifasico de van

Genuchten esta representada en las Ecuaciones 4.60 y 4.61.:
S,=[1+ (ahD)™™ h*>0 (4.60)
S;=1 h*<0 (4.61)
Donde

S, es la saturacion efectiva y se obtiene mediante la Ecuacion 4.62.
h*es la presion capilar escalada y se puede determinar mediante la Ecuacion 4.63
a y n son parametros del modelo

m es un parametro del modelo, se puede calcular a través de la Ecuacion 4.64.

§p =0 (4.62)

1-S1r

Donde
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S, es la saturacion de la fase ¢

S1r €s la saturacién de agua entrampada

h* = By Peopr (4.63)
Bee s el coeficiente de escalamiento para el par de fluidos £ y ¢’

P, €s la presion capilar entre el par de fluidos £y ¢’

m=1-= (4.64)

n

Cabe acotar que la gran diferencia existente entre el modelo de van Genuchten y
el de Brooks Corey es la discontinuidad en la pendiente de la curva de presion
capilar a la presion de entrada en el ultimo modelo, mientras que en el primero
tiene una pendiente constante. La implementacion de este modelo en el simulador
incluye escalamiento de a con la permeabilidad de la roca y la porosidad similar

al que se describi6 en el modelo de Brooks-Corey.
4.1.7. Modelado del factor de reduccién de permeabilidad

La reduccion de la permeabilidad, o bloqueo poroso, es causada por la adsorcién
de polimero. Estos quimicos en solucidn reducen tanto la movilidad del fluido
desplazante como la permeabilidad efectiva del medio poroso cuando pasa a

través de él.

STARS representa la reduccion de permeabilidad bajo el modelo de Bondor!?”,

donde asumieron que este fendmeno es causado por la adsorcién polimérica y que
es un proceso irreversible. También se consider6 que la reduccién méaxima de
permeabilidad corresponde a la capacidad de adsorcion de la roca. Asi que el
factor es linealmente interpolado basado en la relacion de la cantidad de polimero
adsorbido y la capacidad de adsorcion, esto se puede observar en la Ecuacion
4.65.
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C
R =1+ (RRF —1) v (4.65)

Donde

RRF, cs el factor de resistencia residual a la fase o [adimensional]
AdC es la capacidad de adsorcion de la roca [% peso]
C,, es la concentracion de polimero [% peso]

Por otro lado, en UTCHEM, es modelado mediante la Ecuacion 4.66.

_ (Rkmax—1)brkCars
R =1 4=mer (4.66)

Donde

Rimax €S €l factor maximo de reduccion de permeabilidad, se puede calcular con
la Ecuacion 4.67

b, es un pardmetro de entrada derivado a partir de los datos de ajuste del
desplazamiento en nucleo (coreflood)

C,p €s la concentracion de polimero de la fase € (la cual debe ser la que tenga la
concentracién mas alta de dicho quimico)

(T ™"
| - |
3
Rimax = max{ 1- M ,10 } (4.67)
2
|k ( kxky> J
]

Donde

c,r €S un parametro de entrada derivado a partir de los datos de ajuste del
desplazamiento en nucleo (coreflood)

Apl €s una constante
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Chp s un factor que permite la dependencia de la viscosidad del polimero con la
salinidad y la dureza. La salinidad efectiva es dada en la Ecuacién N y sp €s la

0
Hp—H
i W) vs. Csgp

pendiente de un gréafico a escala logaritmica de (

Bw

k. y k, son las permeabilidad en las direcciones x, y respectivamente

¢ es la porosidad

De la Ecuacién 4.67, cabe mencionar que se asume la reduccion maxima de
permeabilidad 10, el cual es un valor empirico, sin embargo, se ha observado

valores més altos en formaciones de baja permeabilidad.

Finalmente, con esta recopilaciobn de modelos y ecuaciones que permitiran
representar algunos fendmenos que ocurren durante la inyeccion de sustancias
quimicas, presenta claramente el panorama hacia una simulacion de algunas de las
tecnologias, anticipando la cantidad de datos de los cuales se debe disponer para

lograr la construccion de un modelo representativo.

4.2. METODOLOGIA PARA LA SIMULACION DE PROCESOS
QUIMICOS

Previo a la implementacion de algin proceso de inyeccion de quimicos en
particular, ya sean polimeros, surfactantes, lcalis o la combinacién de ellos, es
fundamental seguir una serie de pasos y procedimientos (Figura 4.2) que
contribuyan con el éxito del mismo y la simulacién de yacimientos cumple un rol

muy importante en él.

Numerosos investigadores han estudiado el comportamiento de fluidos quimicos
en laboratorio y a escala de campo mediante pruebas piloto.[35] En sus analisis,
encontraron que un proceso exitoso de inyeccion quimica depende principalmente
de:

(@) Alcance de tensién interfacial ultra baja entre petréleo-agua

129



(b) Formacion efectiva de un banco de petréleo en tanto el sistema quimico
sea inyectado dentro del medio poroso

(c) Optimizacién del esquema de inyeccion quimica (tamafio del tapon,
concentracién quimica, entre otros) para maximizar la reaccion quimica
con el petroleo

(d) La saturacion de petréleo residual antes de aplicar el proceso de inyeccion

quimica, (no aplicable para procesos de inyeccion de polimeros)

La gerencia de yacimientos es la que decide incluir dentro de la vida de
producciéon de un yacimiento, un mecanismo que aumente el recobro de los
hidrocarburos. Esto lo hace mediante estudios de los métodos de produccion

dominantes y la prediccion del comportamiento de los mismos en el tiempo.

Una vez que se ha decidido aplicar alguna técnica quimica de recuperacion
mejorada, se debe enfocar en la condicién que se desea alterar, en el caso de
equilibrar la movilidad de los fluidos en el yacimiento, lo mas factible es una
inyeccion de polimeros, si el crudo es rico en componentes 4cidos, se aprovecha
su capacidad de formar surfactantes con una inyeccion de alcali, o si carece de
ellos entonces se puede aplicar una inyeccion de surfactantes que disminuyan la
tension interfacial entre el agua y el petroleo y este segundo fluido se desplace
hasta los pozos productores, dejando en el yacimiento una saturacion residual
menor. Sin embargo, este analisis no es suficiente para concluir acerca de aplicar

un método quimico u otro.

El grupo interdisciplinario comienza a comparar los datos provenientes de la roca
y los fluidos en estudio con las caracteristicas estandares de aplicacion de las
técnicas quimicas de recuperacion mejorada, entre los parametros mas
importantes sometidos a dicha comparacion incluyen, permeabilidad, porosidad y

temperatura del yacimiento, composicion, viscosidad y gravedad API del petréleo.
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A este proceso se le denomina “screening” y permitira seleccionar la o las

tecnologias posibles a aplicar en el area en estudio.

Posterior a la seleccion se procede al anélisis econdmico del proceso. La
factibilidad econémica que tiene la empresa a cargo de la explotacion del
yacimiento con la(s) tecnologia(s). Al escoger el método quimico potencial, se
procede a realizar los estudios de laboratorio pertinentes para confirmar la
compatibilidad de los fluidos de inyeccion con la roca y fluidos en sitio, asi como

a analizar las interacciones que ocurren en el medio poroso.

Después de tener a escala de nucleo los modelos de las interacciones roca-fluido y
fluido-fluido se hace un cotejo de ellas a través del uso de un simulador de
yacimientos. La simulacion de yacimientos es la etapa mas importante ya que se
tratard de representar en un modelo lo que ocurrira a escala real, a través de ella se
podra escoger la formulacién quimica y los tamafios de tapon 6ptimos, el arreglo
de pozos més conveniente y predecir qué parametros pueden afectar el recobro de

petroleo.

Posteriormente, cuando ya se ha definido cuando y cémo aplicar el método de
inyeccidn quimica se procede a probar su viabilidad técnica — operacional a través
de una prueba piloto, la cual si resulta exitosa se extiende su aplicacion a todo el

yacimiento.
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« Screening o seleccion de tecnologias

1
Y | Anélisis econémico
3 Estudios de laboratorio
« Simulacion de yacimientos
g Prueba piloto
< B Aplicacion en campo

Figura 4.2. Pasos para la simulacion y aplicacion de un método quimico de recuperacion
mejorada

4.2.1. Seleccion de la tecnologia mediante la revision de las ventanas de

aplicacion

El primer paso consiste en evaluar el tipo de proceso quimico aplicable segun las
caracteristicas del yacimiento, asi como, revisar las propiedades de los fluidos que
se desean mejorar con la finalidad de obtener un mayor recobro de hidrocarburos,
es decir se debe comparar las ventanas de aplicacion de cada uno de los procesos,
como la que se muestra en la Tabla 4.2 y asi determinar cual de ellos se ajustaria
mejor al tipo de litologia y fluidos de interés. La informacion del yacimiento es
indispensable para evaluar tanto la factibilidad de un proyecto quimico de
recuperacion mejorada como la naturaleza de las sustancias que pueden ser
usadas. Obviamente, la temperatura, la composicion de la salmuera y las
propiedades de roca (porosidad, permeabilidad, contenido de arcilla) y petréleo

(gravedad API, andlisis SARA, nimero acido) deben ser conocidas. Todos estos
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datos ayudan a evaluar si un yacimiento es buen candidato para definir el disefio

de un método quimico de recuperacion mejorada.

Esta etapa de comparacion también es llamada “screening” o visualizacion de las
caracteristicas y propiedades de la roca y los fluidos con los rangos estandares de
aplicacion de los procesos quimicos, para su compatibilidad se debe asegurar que
cumpla con las condiciones minimas establecidas, de otra manera la tecnologia

sometida a evaluacion estaria descartada.

Cabe destacar, que este paso no asegura el éxito de la(s) tecnologia(s)
seleccionada(s), se debe indagar en ella(s) a través de un analisis econdémico y los
estudios de laboratorio convenientes. Los rangos estandares se han definido
mediante la comparacién de las caracteristicas de yacimiento y los fluidos de los
proyectos exitosos de inyeccion quimica que diversos investigadores han

recopilado.

Entre los pardmetros mas importantes considerados en el andlisis de procesos de
inyeccién quimica es la temperatura y por ende la profundidad de la arena neta
petrolifera, porque orienta en la seleccion del agente quimico considerando los
requerimientos de estabilidad térmica, asi como la degradacion mecénica, a la que
pueden ser sometidos por las altas velocidades de flujo, necesarias para el

transporte de las soluciones a través de las tuberias, conexiones y medio poroso.

En la aplicacion de los métodos quimicos se sugieren en rocas cuya litologia sea
preferiblemente arenisca, que exhiben por lo general porosidades intermedias a
altas, y combinado a altas permeabilidades favorece el flujo de fluidos desde los

pozos inyectores hasta los pozos productores.
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Tabla 4.2. Ventana de aplicacién de los Métodos Quimicos de Recuperacién Mejorada. ™! B!

[30]

Propiedades de petrdleo Caracteristicas del yacimiento
Método | Gravedad | Viscosidad Comp. Porosidad | Saturaciéon | K Prof. T
Quimico (API) (cp) (%) petréleo | (md) | (pies) | (F)
(%PV)

Polimero 15-43 | <150,>10 NC 10-33 50-80 >10 | <9000 | 74-

237

ASP 20-34 <150 Livianos, 26-32 >35 >10 | <9000 | 80-

Alcali intermedios, 120
Micelar/ contenido
Polimero de &cidos
organicos

Surfactante 22-39 <16 NC 14-17 43-53 >10 | <9000 | 122-

A/P 155

NC= No Critico

Es importante conocer la distribucion de poros en el yacimiento puesto que la

inyeccion de quimicos, en algunos casos, conduce a la formacién en sitio de fases

complejas como es el caso de las microemulsiones, y se debe evitar el

entrampamiento de las mismas asegurando que el diametro de sus gotas sean

menores que el diametro promedio de las gargantas de poro.

En cuanto a las viscosidades, en la Tabla 4.2. indica que se pueden aplicar

métodos quimicos en crudos caracterizados como livianos a pesados, sin embargo,

algunos casos de crudos extrapesados, se pueden incluir, como el crudo de

Pelikan Lake (Canadd)™ cuya viscosidad es de 4000 cp y admite inyeccion de

polimeros o como el de Lagomart™!, de 6000 cp con inyeccion de ASP.
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Los procesos cuya formulacién quimica incluya un agente quimico de alto pH,
requieren de crudos con un alto contenido de componentes &cidos, puesto que

reaccionaran para producir surfactantes en sitio.
4.2.2. Analisis economico de la tecnologia seleccionada

Al seleccionar la tecnologia se debe evaluar bajo un criterio econémico, en ello
influiré el capital financiero de la empresa, el precio del barril para el momento de
la ejecucion de la tecnologia de recuperacion mejorada, que es diferente al
momento en el que se planifica y el precio de los agentes quimicos incluidos en la
formulacion propuesta. Este paso se trata de hacer un estudio somero acerca de los
recursos necesarios para invertir en la aplicacién de alguno de los métodos de
inyeccién quimica. En esta etapa es indispensable asegurarse que existira la

factibilidad operacional para determinar la econémica.
4.2.3. Elaboracion de los estudios de laboratorio

La mayoria de los parametros fenomenoldgicos en el modelado de procesos
quimicos de recuperacion mejorada de petroleo necesitan ser obtenidos mediante
experimentos de laboratorio. Para maximizar la aplicacion potencial de un proceso
de inyeccion quimica y explorar el rendimiento de los agentes involucrados, se
deben estudiar los fendmenos a escala de poro, ya que tanto los efectos

fisicoquimicos como los hidrodindmicos son de gran importancia en este nivel.

Una vez que se ha decidido el tipo de proceso a ejecutar en el yacimiento, se
procede a la obtencion de muestras representativas de roca y fluidos, las cuales
seran sometidas a un grupo de experimentos de laboratorio, con la finalidad de
generar parametros que permitan evaluar la eficiencia del proceso y reportar el
comportamiento de la formulacion determinada. Dichos parametros proveeran los
datos de entrada para el simulador y posteriormente para el disefio de la prueba

piloto. Estas muestras son caracterizadas fisica y quimicamente.
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En el caso de usar polimero en la formulacién, es necesario, garantizar la
compatibilidad del mismo con el agua de formacion antes de continuar con el
trabajo de desplazamiento en nucleo para evitar problemas de precipitacion, se
debe determinar la reologia de este quimico, a diferentes concentraciones
mediante las mediciones de viscosidad a diferentes tasas de corte. En la Tabla 4.3
se muestra de manera resumida y divididos en fases algunos de los estudios que

se pueden realizar a nivel de laboratorio.

En algunos casos de inyeccion de quimicos, éstos se optimizan mediante ensayo y
error, por esta razon, los procedimientos de laboratorio son cruciales al momento
de evaluar varios esquemas de inyeccion a cualquier combinaciéon de quimicos,

bajo las condiciones de yacimiento simuladas.

Usualmente, se optimizan tanto la formulacion como el tamafio del tapon de
quimicos basandose en las mediciones de tension interfacial, adsorcion, reologia
del polimero y estudios de estabilidad térmica. Otro aspecto relevante, es que se
deben disefiar varias formulaciones con el propdsito de medir su potencialidad,
especialmente en la reduccién de la tensién interfacial y el comportamiento de

fase optimo.

El objetivo del proceso de optimizacion de la mezcla quimica es garantizar una

buena inyectividad y un alto recobro de petréleo en la muestra de roca.

Con las pruebas de desplazamiento en nucleo es posible evaluar la potencialidad
de la tecnologia de recuperacion mejorada en los yacimientos y con ésta prolongar
la vida productiva de los mismos. Los experimentos de desplazamiento en nlcleo
generalmente se realizan en modo horizontal para varias etapas de inyeccion, las
cuales incluyen, inyeccion de agua, inyeccién quimica, seguido de una etapa
extensa de inyeccién de agua, a condiciones (presion y temperatura) de

yacimiento.
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Tabla 4.3. Evaluacion de Laboratorio de un potencial quimico?

[31]

Fase Tipo de Objetivo Detalles
experimento

Andlisis de agua Garantizar una | Andlisis de inyeccion
muestra representativa | y agua producida para
Garantizar una composicion
compatibilidad entre | quimica, TDS (Total
el agua de formacién e | de Solidos Disueltos),

inyeccion densidad y pH
Analisis de petréleo Garantizar una | Gravedad API,
muestra representativa | densidad, contenido de

aguay viscosidad

Estudio Evaluacion del alcali Definir la sensibilidad | Medicion de tensiones
Fluido-Fluido del crudo al &lcali interfaciales a Ila

temperatura del
yacimiento con varios

alcalis

Adicion de surfactante

a la solucién de alcali

Estimar el  mejor
quimico para producir
el mayor recobro de

petroleo

Medicién de las
tensiones interfaciales
para diferentes
surfactantes mezclados
con alcalis a varias

concentraciones

Evaluacion
comportamiento

fase

del
de

Identificar el tipo de
mezcla de surfactante
0 écli y su
concentracién

requerida, asi como
algun co-solvente
necesario para
alcanzar tensiones

interfaciales bajas

Evaluacion a largo
plazo del
comportamiento de

fase
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Tabla 4.3. Evaluacién de Laboratorio de un potencial quimico (Continuacion)

Fase Tipo de Objetivo Detalles
experimento
Estudio Soluciones dptimas de | Descartar entre | Mejor solucion
Fluido-Fluido tensiones interfaciales | composiciones quimica diluida con

quimicas

agua de formacion y
medicion de tensiones

interfaciales

Estudios de consumo

estatico de quimicos

Estimar la capacidad
de adsorcion quimica

de laroca

Con nucleos triturados
e incubados a

temperaturas elevadas

Capacidad de
intercambio catiénico

de los nacleos

Estimar el potencial
de emision de Ca/Mg

de laroca

Capacidad de
intercambio cati6nico
de la columna
cromatogréfica del

nucleo triturado

Viscosidad intrinseca | Definir pesos | Estimacién del radio
del polimero moleculares de giro del polimero y
apropiados de los | comparacién con la
polimeros de | distribucién del
inyeccién tamafio de la garganta
de poro del nacleo
Viscosidad  aparente | Estimar las | Medicion de la
del polimero capacidades viscosidad para
viscosificantes de los | diferentes

polimeros

concentraciones de
polimero a la variacién

de tasas de corte

Estudios de salinidad

Estimar la salinidad
del agua de
formacion, polimero,

surfactante

Medicion de salinidad
optima en

microemulsiones
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Tabla 4.3. Evaluacién de Laboratorio de un potencial quimico (Continuacion)

Fase Tipo de Objetivo Detalles
experimento
Compatibilidad Desplazamiento lineal | Encontrar las | Se usan los mejores

Fluido - Roca

en nlcleo

permeabilidades

relativas de la roca
yacimiento.
Determinar la

compatibilidad

quimica de la roca,
inyectividad y
caracteristicas

reoldgicas de los
polimeros, estiman la
concentracion de
polimero para una
razon de movilidad
favorable y define la
retencion quimica y
los cambios de

saturacion de petréleo

polimeros y
formulaciones
guimicas
seleccionadas del
fluido -

fluido. Determinacion

estudio

del Factor de
Resistencia, Factor de
resistencia Residual y

la adsorcién

Desplazamiento en
nacleo paracel
recobro de petréleo

Desplazamiento  en

ntcleo radiales

Estimar el aumento de
recobro de petroleo
debido al

diferentes soluciones

uso de

quimicas y optimizar

el tapén quimico

Las mejores
soluciones del estudio
fluido — fluido y Ila
concentracion

polimérica es
determinada por el
desplazamiento lineal

en nlcleo

Mediante este procedimiento se puede medir el recobro obtenido por el uso de la

tecnologia de recuperacion mejorada en comparacion de aquel obtenido con la
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aplicacion de la inyeccion de agua convencional, asi como, propuestas de

formulaciones adecuadas que permitan lograr dicho recobro.

A través de las pruebas de desplazamiento, se pueden estudiar parametros de

gran influencia como:

(a) Efectos de la concentracion de surfactante

(b) Efectos del tamafio del tapon de quimicos (polimeros, surfactantes, alcalis,
SP, ASP)

(c) Efectos de la saturacion de petréleo residual

(d) Efectos del esquema de inyeccion

(e) Efectos del gas en solucién

(F) Efectos de la salinidad de la salmuera

Ocasionalmente, para la ejecucion de este tipo de prueba se utilizan nudcleos de
Berea en lugar de nacleos de formacion hasta que no se demuestre la eficiencia y
rentabilidad del método propuesto.Entre las propiedades fisicoquimicas que se

pueden reportar de una prueba de desplazamiento son:

(a) Saturacion de agua irreducible

(b) Porosidad

(c) Permeabilidad absoluta

(d) Permeabilidad al petrdleo a la saturacion de agua connata
(e) Permeabilidad al agua a la saturacion de petroleo residual
(f) Volumen poroso

(g) Saturacion de petroleo inicial y residual

(h) Recuperacion de agua y de quimicos

(i) Saturacion final de petréleo residual

() Variacion de la saturacion de petréleo

Al realizar una prueba de desplazamiento, se almacenan los efluentes con la
finalidad de determinar el grado de adsorcién o retencion de los diversos
componentes de la formulacion sobre la roca y garantizar de alguna manera que
los quimicos no causen algin dafio a la formacion como disolucion y
precipitacion de minerales del medio que pueden afectar a la permeabilidad y la
porosidad, asi como de fases sélidas secundarias producto de la incompatibilidad

entre los fluidos inyectados y en sitio.
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Los objetivos de los experimentos en desplazamiento en nucleo para las
mediciones de adsorcion y determinacion del recobro de petroleo son validar el
comportamiento de la formulacién quimica seleccionada y definir los datos de

entrada a la simulacion.
4.2.4. Simulacién de yacimientos

En este paso es crucial seleccionar el simulador de yacimientos donde se llevara a
cabo la correlaciéon de diversos parametros (recobro, caida de presion, corte de
agua, entre otros) obtenidos en el desplazamiento en ndcleo. El objetivo principal
de la simulacion de un desplazamiento en nucleo es evaluar los mecanismos de los
procesos y generar los pardmetros del fluido quimico para las predicciones en la
simulaciéon a escala de campo. Algunos proyectos generan como los primeros
parametros de correlacion los siguientes: (a) comportamiento del caso base de
inyeccién de agua, (b) presiones de inyeccion para definir el comportamiento
pseudopléastico del polimero, (c) rendimiento del fluido quimico para definir
interpolaciones entre las curvas de permeabilidad relativa apropiadas basadas en
los nimeros capilares y (d) las concentraciones quimicas producidas para definir

los parametros de adsorcion.

Los estudios de sensibilidad en los parametros de correlacion indagan los
impactos de la heterogeneidad a lo largo del diametro del nacleo, la adsorcion
quimica, la presion capilar y los efectos gravitacionales. Estos estudios de
sensibilidad son muy importantes ya que coadyuvan en la construccién de un
modelo mas representativo y cercano a la realidad que arroje predicciones

confiables.

La simulacién de procesos quimicos constituye una etapa fundamental puesto que
ayuda a minimizar los riesgos antes de ejecutar un método de recuperacion
mejorada de este tipo, sobre todo por la incertidumbre asociada a los cambios que

ocurren en el medio poroso cuando se inyectan estas sustancias, la complejidad
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que existe en la representacion fenomenoldgica de ellos y por el alto costo de los

agentes quimicos.

Las caracteristicas principales a tomar en cuenta en la simulacion de procesos
quimicos de recuperacion mejorada de petr6leo se citardn a continuacion, sin
embargo, dependeran de la herramienta computacional que seleccione para el

modelado de cierto método:

(a) Reduccion de la tension interfacial de mas de un componente quimico

(b) Modificacién de las permeabilidades relativas resultantes de cambios del
namero capilar

(c) Incremento de la viscosidad de agua por la adicién de polimeros

(d) Comportamiento pseudo-plastico de la solucion polimérica

(e) Adsorcion de componentes quimicos

(f) Factor de Resistencia Residual debido a la adsorcion quimica

Po otra parte, una propuesta de cotejo historico puede estar conformada de la

siguiente manera:

(@) Correlacion del desempefio de la inyeccion de agua mediante el ajuste de
las curvas de permeabilidad relativa

(b) Correlacion el rendimiento del fluido quimico mediante interpolacion
entre las curvas de permeabilidad relativa correspondientes a altos
numeros capilares

(c) Correlacion de la respuesta de la presion de inyeccién mediante el empleo
del modelo pseudo-plastico de las soluciones poliméricas

(d) Correlacion de las concentraciones de quimicos mediante la variacion de
los parametros de adsorcion.

Finalmente, cuando se ha definido la estrategia de inyeccion producto del cotejo

historico y las sensibilidades, entonces se optimiza y se extrapola al disefio piloto.
4.2.5. Disefio de la prueba piloto

Los resultados del desplazamiento en nucleo, las simulaciones y las sensibilidades
en los pardmetros de adsorcién, tamafio de tapon, presiones de inyeccion, nimeros

capilares, tension interfacial, concentracion de quimico dentro de rangos
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razonables proporcionaran diversos escenarios de prediccion para la prueba piloto,
y por lo tanto los fundamentos necesarios para decidir si se aplicara, en cierta area
del prospecto, el método quimico de recobro mejorado. Entre otros factores a
tomar en cuenta en la ejecucién de una prueba piloto es la adquisicién de materia

prima, ubicacién e instalacion del equipo de mezclado e inyeccién de quimico(s).

Entre las razones que indicarian que tan apropiada es cierta area del yacimiento

para la implementacion de la prueba piloto son:

(a) Madurez en procesos de recobro secundario (mayor historia de
produccidn, alto recobro, cortes de agua reducidos, alta inyectividad)

(b) Facilidades de superficie que han sido instaladas previamente, servicio
eléctrico.

4.2.6. Aplicacion en campo del proceso de inyeccion quimica

Si la ejecucion de la prueba piloto resulta exitosa en cierta area del yacimiento,
entonces la tecnologia se confirma potencial para aplicarse en toda la extension
del prospecto en estudio. Se debe preparar el terreno para la instalacion de los
tanques de mezcla, bombas de inyeccion, sistemas de distribucién y recoleccion
de efluentes, perforacion de nuevos pozos, esto Ultimo se encuentra condicionado
a las sensibilidades que se hayan realizado acerca de la configuracion conveniente

para el aprovechamiento de una eficiencia de barrido dptima.
4.3. RESULTADOS DE LAS SIMULACIONES
4.3.1. Comparacion del perfil de corte de agua

Los perfiles de corte de agua resultante del desplazamiento en nicleo con solucion
polimérica a 1500 ppm, se encuentran reflejados en la Figura 4.3, donde la curva
azul representa el corte de agua arrojado por el simulador STARS y la curva verde

la arrojada por UTCHEM. Se puede notar que el momento de irrupcion para
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ambos es el mismo, que es cuando se percibe la primera cantidad de agua en el
pozo productor, ocurriendo luego un aumento progresivo del corte de dicha fase.
Sin embargo, la curva correspondiente a UTCHEM cuando se encuentra por
encima del 20% de corte de agua tiende a mantenerse ligeramente, superado esto
el comportamiento de las curvas es similar en el resto del volumen poroso

producido.

Estas diferencias pueden ser ocasionadas por los datos de adsorcion definidos en
el archivo de entrada, para STARS se determind que a la concentracién de
polimero (1500 ppm) la adsorcion fue de 5 mg/100 g de roca, mientras que para
UTCHEM, esto fue reflejado mediante parametros sugeridos y asumidos para el

modelado de dicho fenébmeno.

Las desviaciones en los resultados también se asocian a los parametros y
constantes consideradas en la definiciébn de la viscosidad del polimero en
UTCHEM.
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Figura 4.3. Corte de agua resultante en el desplazamiento en nacleo
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Otro factor que estaria afectando es la concentracion de polimero, en STARS se
define esto a través de fracciones molares, para lo cual se tuvo que asumir un peso
molecular, mientras que en UTCHEM se suministré en unidades de ppm (partes

por millon) directamente.

4.3.2. Comparacion del perfil de recobro de petroleo

Los perfiles de recobro de petrdleo arrojado por cada uno de los simuladores se
muestran en las Figuras 4.5 y 4.5. Cabe acotar que no se graficaron conjuntamente
como los perfiles de agua porque las curvas de recobro de petréleo resultantes de
la simulacion del desplazamiento en nicleo con polimero tienden a solaparse,
debido a esto se representan por separado para apreciar el comportamiento de

ellas, que es bastante similar.

En estas graficas se puede observar que se obtuvo un recobro final acumulado del
82% aproximadamente. En el caso de STARS el petréleo acumulado se dividio
por el Petréleo Original en Sitio para obtener los valores de recobro, mientras que

UTCHEM si los arrojo directamente en su archivo de salida (Excel).
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Figura 4.4. Recobro de petréleo (STARS)
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Figura 4.5. Recobro de petréleo (UTCHEM)

4.3.3. Magnitud de data para la construccion del modelo

En la Tabla 4.4 se pueden observar diferentes pardmetros que fueron necesarios
para la construccion de los archivos de entrada y se detalla, en el caso pertinente,
la forma en que exigié cada simulador. La configuracion de dichos archivos se

encuentra en el Apéndice B.

La finalidad de comparar la cantidad de datos es para precisar la complejidad en el
disefio del modelo en los simuladores STARS y UTCHEM, como se ha
especificado anteriormente, en STARS, fue necesario utilizar Builder para cumplir
con la construccion del modelo unidimensional de flujo lineal, mientras que
UTCHEM se hizo explorando cada seccion de codigos y reflejandolos en un
archivo de texto (Notepad, Wordpad).
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Tabla 4.4. Data necesaria para la simulacién

Parametro STARS UTCHEM
Porosidad v v
Permeabilidad v v
Presion v v
Temperatura v v
Componentes Agua, polimero, petréleo Agua, petroleo, polimero, calcio,

cloruro, alcohol 1, alcohol 2.
Viscosidad Agua, petroleo, polimero Agua, petroleo

Permeabilidad

Set de datos de los sistemas agua-

Puntos extremos, saturaciones

Relativa petroleo y liquido — gas residuales y exponentes de fases

Adsorcién de | Tabla de adsorciébn (mg/100 gr de | AD4l, AD42, BAD, Pardmetros del

polimero roca) vs %peso del polimero modelo de adsorcién del polimero
BETAP, parametro para la salinidad
divalente efectiva
CSE1 wvalor bajo el cual Ila
viscosidad de  polimero  es
considerada independiente de la
salinidad.

Factor de | Dato suministrado directamente Parametros determinados

reduccién de previamente en laboratorio (BRK,

permeabilidad

CRK)

Programa de

inyeccion

Dias acumulados, fraccién molar del

polimero, tasa de inyeccién

Dias o volumen poroso acumulado,
concentracion del polimero (ppm),

tasa de inyeccion.
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(a)

CONCLUSIONES

La informacion recopilada, proveniente de articulos técnicos relacionados
con el proceso de simulacion de procesos quimicos fue de gran utilidad
porque permitié determinar, primero, los pardmetros mas significativos en
la interaccién roca — fluido y fluido — fluido involucrados, como son la
adsorcion, el comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa,
viscosidad de las soluciones poliméricas, tension interfacial y presion
capilar, segundo, conocer la ecuacion de flujo de fluidos en medio poroso
usada para la simulacién de procesos quimicos, la cual se considera de
gran complejidad, puesto que incluye términos de difusion, adsorcion y

cambios de concentracion de componentes.

(b) En la comparacion de STARS y UTCHEM, se aprecio que la construccion

(©)

del modelo en la primera herramienta de simulacion es méas simple y
practica que la segunda y que las diferencias claves entre ambas, es que
UTCHEM incluye la salinidad directa o indirectamente en sus ecuaciones
matematicas para el modelado de las interacciones roca — fluido y fluido —
fluido, asi como su capacidad de representar la formacién de fases
complejas en el medio poroso.

La metodologia propuesta para la simulacion de procesos quimicos de
recuperacién mejorada comprende; (a) la seleccion de la tecnologia segln
las propiedades de la roca y de los fluidos del yacimiento candidato, (b) el
estudio de la factibilidad econémica, (c) la elaboracion de los estudios de
laboratorio convenientes, principalmente aquellos que definan los modelos
de adsorcién y recobro de petr6leo a nivel de nucleo, (d) realizacion del

cotejo historico de los desplazamientos en nucleo con la formulacion
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guimica seleccionada y sensibilidades de los pardmetros de adsorcion,
concentracién de quimicos, tamafio de tapdn y otros parametros que
optimicen el programa de inyeccion, (e) disefio de la prueba piloto y por
altimo, la aplicacion en campo, basandose en la configuracion simulada y
las predicciones realizadas.

(d) En la simulacién del desplazamiento en ndcleo son solucion polimérica,
los resultados arrojados por cada una de las herramientas composicionales
fueron similares entre si, a pesar de que se asumieron algunas propiedades
fisico — quimicas del nacleo y fluidos, esto debido a la falta de
informacion de los estudios de laboratorio del caso correspondiente,

expuesto en un articulo técnico seleccionado.
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RECOMENDACIONES

(a) Disefiar un modelo basado en experimentos reales para cotejar los
resultados de la prueba de laboratorio con los arrojados por ambas
herramientas de simulacion (STARS y UTCHEM).

(b) Hacer las corridas de ambos simuladores en una misma maquina y
comparar los tiempos de simulacion.

(c) Realizar sensibilidades de pardmetros como adsorcién de polimero,
concentracion de dicho quimico, tamafio de tapon y comparar cdmo
afectan el factor de recobro de hidrocarburos.

(d) Familiarizar a la comunidad estudiantil de la Escuela de Ingenieria de
Petréleo con el manejo del simulador de procesos quimicos UTCHEM,
para conocer sus debilidades y fortalezas durante su aplicacion en

proyectos académicos.
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APENDICE A

HERRAMIENTA USADAS EN EL ESTUDIO

DigXY

Es un digitalizador con una interfaz simple que permite extraer o captar datos de
un grafico o imagen. Es compatible con ejes lineales o logaritmicos y los puntos
de datos recogidos se muestran en un editor de texto, el cual se puede importar a
Microsoft Excel directamente. Este programa esta disponible en la web de manera
gratuita.

Los pasos para utilizarlo son:

(a) Descargar el programa

(b) Asegurar que la imagen se encuentre en formato bmp (mapa de bits
independiente del dispositivo) para que el programa la pueda reconocer en
la bisqueda de archivos compatibles.

(c) Abrir laimagen

(d) Definir los ejes del grafico, incluyendo el tipo de escala y los puntos
extremos de la misma.

(e) Sequir la curva que desea digitalizar mediante puntos

(f) Cuando termine con los puntos, salve el archivo, el cual por defecto lo
hara en un editor de texto, la primera columna pertenece a los valores en el
eje de la abscisa y la segunda los de la ordenada.

(9) Verifique que los puntos dados sean congruentes con los valores que
muestra la imagen.
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APENDICEB

PROPIEDADES ROCA - FLUIDO

B.1. Permeabilidades relativas

En la Tabla B.1 se pueden observar los datos de permeabilidad relativas que

fueron cargados en el archivo de entrada de los simuladores en estudio, STARS y
UTCHEM, aquellos denotados con Dig se refiere a las coordenadas provenientes

de la digitalizacién de la Figura B.1 y los que estan acompafiados con el

subindice Corey fueron obtenidos mediante las Ecuaciones 4.33, 4.34y 4.37. Una

vez que se realizo el calculo de las permeabilidades se ajustd el exponente de fase
mediante iteracion hasta que el modelo de Corey representara significativamente
los datos iniciales.

Tabla B.1. Datos de permeabilidad relativa sistema agua-petréleo para los modelos de

simulacion
Sw Kropigq Krwpig Sn KrWeorey Krocorey

0,09 0,998959 0 0 0| 0,998959
0,101013 0,968598 0| 0,0177629| 3,5105E-10|0,96724627
0,151543 0,828934|0,00033758| 0,0992629| 1,9131E-06| 0,827607
0,201398 0,700311|0,00033758|0,17967419 | 3,7173E-05|0,69939599
0,251591 0,581073|0,00033758 | 0,26063065 | 0,00023874 | 0,58009386
0,30111 0,473427|0,00199367 0,3405|0,00090862 | 0,47220905
0,351302 0,372958|0,00309773|0,42145484 | 0,00263968 | 0,37303943
0,400821 0,284633| 0,00585787|0,50132419| 0,00628621 | 0,28550953
0,45034 0,209005| 0,0141383|0,58119355|0,01316435|0,20853152
0,500196 0,142761| 0,0218667|0,66160645|0,02516484|0,14207164
0,550388| 0,0875583| 0,0395317|0,74256129|0,04481847|0,08684815
0,600918| 0,0439479| 0,0743095|0,82406129|0,07543851|0,04377218
0,650774| 0,0135863| 0,120128|0,90447419|0,12016456|0,01458025
0,700292|0,000889607| 0,178643|0,98434194|0,18345327|0,00056244

0,71 0| 0,198516 1| 0,198516| 6,6549E-29
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APENDICE C

GENERACION DE LOS ARCHIVOS DE DATOS DE ENTRADA A LOS
SIMULADORES

C.1. STARS

El modelo de STARS se genero a partir de la ejecucion del asistente de todos los
simuladores de CMG, Builder.

INUNIT SI
EXCEPT 12
EXCEPT 4 2
EXCEPT 5 3
EXCEPT 11 3
WSRF WELL 1
WSRF GRID TIME
WSRF SECTOR TIME
OUTSRF GRID ADSORP PPM ADSPCMP CMPDENO CMPDENW
CMPVISW FPOROS KRO KRW MASDENO MASDENW OILFRFL
PRES RFW SO SW VISO VISW VPOROS W WATFRFL X
OUTSRF WELL MASS COMPONENT ALL
OUTSRF SPECIAL MASSFRAC 'INJ' 'Polymer’
WPRN GRID 0
OUTPRN GRID NONE
OUTPRN RES NONE
**$ Distance units: cm
RESULTS XOFFSET 0.0000
RESULTS YOFFSET 0.0000
RESULTS ROTATION 0.0000 **$ (DEGREES)
RESULTS AXES-DIRECTIONS 1.0 -1.0 1.0
**$

FhAhkAkAAkAkAAkAkAAAkrAAAkArAhkrkhhkrrhkrhhkhhhkhkhkhkhkkhhkhkihkhkihkhkrhkhkkrhhkkrhhkihhkihihkkiiikkiiikkh

*hkkkikkkkik

**$ Definition of fundamental cartesian grid
**$

*hhkkAhkhkhkkhkhkhkkhkhkhkkhhkhkhhhkrhkhhkhhhkhhhkhhhkhhhkhhhkhkhhkhkihhkhkihkhkihhkihhkihhihiihiiik

**
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GRID VARI3011

KDIR DOWN

DI IVAR

30*0.564

DJ IVAR

35

DK ALL

30*3.5

DTOP

30*0

**$ Property: NULL Blocks Max: 1 Min: 1
**$ 0 = null block, 1 = active block

NULL CON 1

**$ Property: Porosity Max: 0.32 Min: 0.32
POR CON 0.32

**$ Property: Permeability I (md) Max: 1350 Min; 1350
PERMI CON 1350

**$ Property: Permeability J (md) Max: 1350 Min: 1350
PERMJ CON 1350

**$ Property: Permeability K (md) Max: 1350 Min: 1350
PERMK CON 1350

**$ Property: Pinchout Array Max: 1 Min: 1
**$ 0 = pinched block, 1 = active block
PINCHOUTARRAY CON 1
END-GRID

**$ Model and number of components

**$ Model and number of components

**$ Model and number of components

**$ Model and number of components

**$ Model and number of components

**$ Model and number of components

**$ Model and number of components
MODEL 3332

COMPNAME 'H20' 'Polymer" 'Dead_oil'
CMM

0.018 20 0.250

PCRIT

2000 2000 O

TCRIT

3003000

KV1

000

157



KV2

000

KV3

000

KV4

000

KV5

000

PRSR 100

TEMR 35

PSURF 200

TSURF 35

MASSDEN

997.9 997.9 1000

AVISC

118 280

BVISC

000

VSMIXCOMP 'Polymer’
VSMIXENDP 0 6.76012e-006
VSMIXFUNC 0 0.111146 0.222292 0.333439 0.444585 0.555731 0.666877
0.778023 0.88917 1.00032 1.11146
**$ Reaction specification
**$ Reaction specification
**$ Reaction specification
**$ Reaction specification
**$ Reaction specification
**$ Reaction specification
STOREAC

010

STOPROD

44444400

RPHASE

010

RORDER

010

FREQFAC 2.66904e-006
EACTO

ROCKFLUID

RPT 1 WATWET

**$ Sw  krw  krow
**$ Sw  krw krow
**$ Sw krw krow
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SWT
0.09 0 0.998959
0.12875 4.84658e-005 0.823117
0.1675 0.000387727 0.669224
0.20625 0.00130858 0.535819
0.245 0.00310181 0.421436
0.28375 0.00605823 0.324613
0.3225 0.0104686 0.243886
0.36125 0.0166238 0.177793
0.4 0.0248145 0.12487
0.43875 0.0353316 0.0836531
0.4775 0.0484658 0.0526795
0.51625 0.064508 0.0304858
0.555 0.0837489 0.0156087
0.59375  0.106479 0.00658493
0.6325  0.13299 0.00195109
0.67125 0.163572 0.000243886
0.71  0.198516 0
**$ Sl krg krog
**$ Sl krg krog
SLT
SMOOTHEND LINEAR
0.38 0.1 0
0.4 0.0823975 0.000243886
0.42 0.0669922 0.00195109
0.44 0.0536377 0.00658493
0.46 0.0421875 0.0156087
0.48 0.0324951 0.0304858
0.5 0.0244141 0.0526795
0.52 0.0177979 0.0836531
0.54 0.0125 0.12487
0.56 0.00837402 0.177793
0.58 0.00527344 0.243886
0.6 0.00305176 0.324613
0.62 0.0015625 0.421436
0.64 0.00065918 0.535819
0.66 0.000195312 0.669224
0.68 2.44141e-005 0.823117
0.7 0 0.998959
ADSCOMP 'Polymer' WATER
ADSPHBLK W
ADSTABLE
**$ Mole Fraction Adsorbed moles per unit pore volume
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**$ Mole Fraction Adsorbed moles per unit pore volume
0 0
3.38005868e-006 3.51953125e-008
ADMAXT 3.51953e-008
ADRT 8.79883e-010
PORFT 0.85
RRFT 2
INITIAL
VERTICAL OFF

INITREGION 1
**$ Property: Pressure (kPa) Max: 89 Min: 89
PRES CON 89
**$ Property: Temperature (C) Max: 35 Min: 35
TEMP CON 35
**$ Property: Water Mole Fraction(H20) Max: 1 Min: 1
MFRAC_ WAT 'H20' CON 1
NUMERICAL
MAXSTEPS 20000
CONVERGE TOTRES TIGHT
TFORM ZT
ISOTHERMAL
RUN
DATE 201311
DTWELL 0.001
**$
WELL 'INJ'
INJECTOR UNWEIGHT 'INJ'
INCOMP WATER 0.999865 0.000135 0.
OPERATE MAX STW 0.208333 CONT REPEAT
**$ rad geofac wfrac skin
GEOMETRY K 0.09 0.249 1. O.
PERF TUBE-END 'INJ'
**$ UBA ff Status Connection
111 1. OPEN FLOW-FROM 'SURFACE'
**
$
WELL 'PROD'
PRODUCER 'PROD'
OPERATE MIN BHP 89. CONT REPEAT
**$ rad geofac wfrac skin
GEOMETRY K 0.09 0.249 1. O.
PERF TUBE-END 'PROD'
**$ UBA ff Status Connection
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3011 1. OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
DATE 2013 1 1.04167
DATE 2013 1 1.08333
DATE 20131 1.12500
DATE 2013 1 1.16667
DATE 20131 1.20833
DATE 2013 1 1.25000
DATE 2013 1 1.29167
DATE 2013 1 1.33333
DATE 2013 1 1.37500
DATE 2013 1 1.41667
DATE 2013 1 1.45833
DATE 2013 1 1.50000
DATE 2013 1 1.54167
DATE 2013 1 1.58333
DATE 2013 1 1.62500
DATE 2013 1 1.66667
DATE 20131 1.70833
DATE 2013 1 1.75000
DATE 20131 1.79167
DATE 2013 1 1.83333
DATE 2013 1 1.87500
DATE 2013 1 1.91667
DATE 2013 1 1.95833
DATE 2013 1 2.00000
DATE 2013 1 2.04167
DATE 2013 1 2.08333
DATE 2013 1 2.12500
DATE 20131 2.16667
DATE 2013 1 2.20833
DATE 2013 1 2.25000
DATE 2013 1 2.29167
DATE 2013 1 2.33333
DATE 2013 1 2.37500
DATE 2013 1 2.41667
DATE 2013 1 2.45833
DATE 2013 1 2.50000
DATE 2013 1 2.54167
DATE 2013 1 2.58333
DATE 2013 1 2.62500
DATE 2013 1 2.66667
DATE 2013 1 2.70833
DATE 2013 1 2.75000
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DATE 20131 2.79167
DATE 2013 1 2.83333
DATE 2013 1 2.87500
DATE 2013 1 2.91667
DATE 2013 1 2.95833
DATE 2013 1 3.00000
DATE 2013 1 3.04167
DATE 2013 1 3.08333
DATE 2013 1 3.12500
DATE 2013 1 3.16667
DATE 2013 1 3.20833
DATE 2013 1 3.25000
DATE 2013 1 3.29167
DATE 2013 1 3.33333
DATE 2013 1 3.37500
DATE 2013 1 3.41667
DATE 2013 1 3.45833
DATE 2013 1 3.50000
DATE 2013 1 3.54167
DATE 2013 1 3.58333
DATE 2013 1 3.62500
DATE 2013 1 3.65000
**$

WELL 'INJ'
INJECTOR UNWEIGHT 'INJ'
INCOMP WATER 1. 0. 0.
OPERATE MAX STW 0.208333 CONT REPEAT
DATE 2013 1 3.69167
DATE 2013 1 3.73333
DATE 2013 1 3.77500
DATE 2013 1 3.81667
DATE 2013 1 3.85833
DATE 2013 1 3.90000
DATE 2013 1 3.94167
DATE 2013 1 3.98333
DATE 2013 1 4.02500
DATE 2013 1 4.06667
DATE 2013 1 4.10833
DATE 2013 1 4.15000
DATE 2013 1 4.19167
DATE 2013 1 4.23333
DATE 2013 1 4.27500
DATE 2013 1 4.31667
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DATE 2013 1 4.35833
DATE 2013 1 4.40000
DATE 2013 1 4.44167
DATE 2013 1 4.48333
DATE 2013 1 4.52500
DATE 2013 1 4.56667
DATE 2013 1 4.60833
DATE 2013 1 4.65000
DATE 2013 1 4.69167
DATE 2013 1 4.73333
DATE 2013 1 4.77500
DATE 2013 1 4.81667
DATE 2013 1 4.85833
DATE 2013 1 4.85999
STOP

DATE 2013 1 13.07499
STOP

RESULTS SPEC 'Water Mole Fraction$C' 'H20'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999

RESULTS SPEC REGION "All Layers (Whole Grid)'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_WHOLEGRID'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 0

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 1

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Permeability I

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999
RESULTS SPEC REGION 'Layer 1 - Whole layer'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_LAYER'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 1

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 1350

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Permeability K'
RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999
RESULTS SPEC REGION 'Layer 1 - Whole layer'
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RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_LAYER'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 1

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 1350

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Permeability J'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999
RESULTS SPEC REGION 'Layer 1 - Whole layer'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_LAYER'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 1

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 1350

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Pressure'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999
RESULTS SPEC REGION 'Layer 1 - Whole layer'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_LAYER'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 1

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 89

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Porosity’

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999
RESULTS SPEC REGION 'Layer 1 - Whole layer'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_LAYER'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 1

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 0.32

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC Temperature'
RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999
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RESULTS SPEC REGION 'Layer 1 - Whole layer'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_LAYER'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 1

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 35

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Grid Thickness'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999

RESULTS SPEC REGION "All Layers (Whole Grid)'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_WHOLEGRID'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 0

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 3.5

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

B.2. UTCHEM

El archivo de entrada a este simulador se genero a través de un editor de texto y
basandose en el orden de keywords y sugerencias contempladas en la guia de
usuario de dicho software.

CC***************************************************************

CcC
CC BRIEF DESCRIPTION OF DATA SET : UTCHEM (VERSION 9.82)
CcC

CC***************************************************************

CcC *
CcC *
CcC *

CC PROCESS : P/W FLOOD SCALE : CORE FLOOD SIMULATION
CC COORDINATES : CARTESIAN *

CC GRID BLOCKS : 30X1X1 DIMENSION : 1-D SIMULATION

CC DATE : 04/19/2013 *

CC CONSTANT POROSITY FOR CHEMICAL FLOOD IN CORE
SCALE

CcC *

CcC *
CC***************************************************************
CcC
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CC***************************************************************

**k*k

CcC
CC PART1: RESERVOIR DESCRIPTION
CcC

CC***************************************************************

**kk

cC
CC Run number
*---- RUNNO
PFSCMA
cC
CC Title and run description
*--—- title(i)
CORE SCALE SIMULATION USING UTCHEM
1-D P/W FLOOD (OOIP)
1 PV POLYMER/1 PV WATER/ Continuous Injection
CcC
CC SIMULATION FLAGS
*---- IMODE IMES IDISPC ICWM ICAP IREACT IBIO ICOORD ITREAC ITC
IGAS IENG
12 0 00 0 O1 0 O0OO0OTDO

CcC
CC no. of gridblocks,flag specifies constant or variable grid size,unit
*--—-NX NY Nz IDXYZ IUNIT

30 1 1 0 O

CcC
CC constant grid block size in x,y,and z DIAMETER=4 CM
*--—- dx1 dyl dzl
0.0185 0.115 0.115
CcC

CC total no. of components,no. of tracers,no. of gel components

*—--n no ntw nta ngc ng noth
8 0 0 0 0 O O

cC

CC Name of the components

*----spname(i) for i=1to n

Water

QOil

Surf.

Polymer

Chloride

Calcium
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Alcohol 1
Alcohol 2
cC
CC flag indicating if the component is included in calculations or not
*----icf(kc) for ke=1,n
11011100
cC

CC***************************************************************

**kk

CcC
CC OUTPUT OPTIONS
CcC

CC***************************************************************

*k*k

CcC
CcC
CC FLAG TO WRITE TO UNIT 3,FLAG FOR PV OR DAYS TO PRINT OR
TO STOP THE RUN
*---- ICUMTM ISTOP IOUTGMS
1 0 0
CcC
CC FLAG INDICATING IF THE PROFILE OF KCTH COMPONENT
SHOULD BE WRITTEN
*---- IPRFLG(KC),KC=1,N
11011100
CC
CC FLAG FOR PRES.,SAT.,TOTAL CONC.,TRACER CONC.,CAP.,GEL,
ALKALINE PROFILES
*---- IPPRES IPSAT IPCTOT IPBIO IPCAP IPGEL IPALK IPTEMP IPOBS
1 1 1 0 0 0 0 0 O
CcC
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES TO UNIT 4 (Prof)
*-—-- |ICKL IVIS IPER ICNM ICSE IHYSTP IFOAMP INONEQ
11111000
CC
CC FLAG for variables to PROF output file
*---- |ADS IVEL IRKF IPHSE
1010
CcC

CC***************************************************************

**k*k

CcC
CC RESERVOIR PROPERTIES
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CcC

CC***************************************************************

**k*

cC
cc
CC MAX. SIMULATION TIME (days)
*-eeo TMAX
3.85
cc
CC ROCK COMPRESSIBILITY (1/PSI), STAND. PRESSURE(PSIA)
*.-- COMPR PSTAND
0 0
cC
CC FLAGS INDICATING CONSTANT OR VARIABLE POROSITY,
X,Y,AND Z PERMEABILITY
*-.-- IPOR1 IPERMX IPERMY IPERMZ IMOD
0 0 3 3 0
cc
CC CONSTANT POROSITY FOR WHOLE RESERVOIR
*..-- PORC1
0.32
cc
CC CONSTANT X-PERMEABILITY FOR WHOLE RESERVOIR
*-.-- PERMXC
1350
cc
CC Y DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION
PERMEABILITY
*..- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Y DIRECTION
PERMEABILITY
1
cc
CC Z DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION
PERMEABILITY
*-.-- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Z DIRECTION
PERMEABILITY
0.01
cc
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE DEPTH, PRESSURE, WATER
SATURATION,INITIAL AQUEOUS PHASE cOMPOSITIONS
*---IDEPTH IPRESS ISWI ICWI
0 0 0 -1
cc

168



CC CONSTANT DEPTH (FT)
*--—- D111
0
cc
CC CONSTANT PRESSURE (PSIA)
*.--- PRESS1
2000
cc
CC CONSTANT INITIAL WATER SATURATION
*-ees SWI
0.09
cc
CC BRINE SALINITY AND DIVALENT CATION CONCENTRATION
(MEQ/ML)
*..-C50  C60
0.0513 0
cc

CC***************************************************************

*k%k

CcC
CC PHYSICAL PROPERTY DATA
CcC

CC***************************************************************

**k*

CcC
CcC
CC OIL CONC. AT PLAIT POINT FORTYPE II(+)AND TYPE II(-), CMC
*---- c2plc c2prc epsme ihand
0 1 00001 O
CcC
CC flag indicating type of phase behavior parameters
*---- ifghbn
0
CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND
2XOPT SALINITY
CCFORALCOHOL 1
*---- hbns70 hbnc70 hbns71 hbnc71l hbns72 hbnc72
0 005 O 0.035 0 0.055
CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND
2XOPT SALINITY
CC FOR ALCOHOL 2
*---- hbns80 hbnc80 hbns81 hbnc81 hbns82 hbnc82
0 0 O O0O o0 o
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cC
CC LOWER AND UPPER EFFECTIVE SALINITY FOR ALCOHOL 1 AND
ALCOHOL 2
*----csel7 cseu7 csel8 cseu8
05 08 0 O
cC
CC THE CSE SLOPE PARAMETER FOR CALCIUM AND ALCOHOL 1 AND
ALCOHOL 2
*---- beta6 beta7 beta8
0 0 O
cC
CC FLAG FOR ALCOHOL PART. MODEL AND PARTITION
COEFFICIENTS
*--—-jalc opsk70 opsk7s opsk8o opsk8s
0 O 0 0 0
cC
CC NO. OF ITERATIONS, AND TOLERANCE
*---- nalmax  epsalc
20  0.0001
CcC
CC ALCOHOL 1 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*----akwc7 akws7 akm7 ak7  pt7
4671 179 48 3531 0.222
cC
CC ALCOHOL 2 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*----akwc8 akws8 akm8 ak8 pt8
0 0 0O 0 O

cC
CC ift model flag
*oeo ft
1

cC
CC INTERFACIAL TENSION PARAMETERS
*---- chuh  ahuh

0.3 10
cC
CC LOG10 OF OIL/WATER INTERFACIAL TENSION
*o--- Xiftw

1.48
cC

CC ORGANIC MASS TRANSFER FLAG
*---- iImass icor
0 0
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CcC
CC CAPILLARY DESATURATION PARAMETERS FOR PHASE 1, 2, AND 3
*—--ijtrap  t11 22 33
2 2000 75000 365
CcC
CC FLAG FOR RELATIVE PERMEABILITY AND CAPILLARY PRESSURE
MODEL
*---- iperm
0
CcC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE REL. PERM. PARAMETERS
*o-—-iSrW iprw  iew
0 0 O
CcC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW
CAPILLARY NO.
*----slrwc S2rwc  S3rwc
0.09 029 0.34
CcC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW
CAPILLARY NO.
*-—-- plrwc p2rwc p3rwc
0.2 0.99 0.06
CcC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW
CAPILLARY NO.
*---—-elwc e2wc e3wc
5 2 2
CcC
CC RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT HIGH CAPILLARY NO.
*----slrc s2rc s3rc
0O 0 O
CcC
CC ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT HIGH CAPILLARY
NO.
*---- plrc p2rc p3rc
1 1 1
CcC
CC REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT HIGH CAPILLARY
NO.
*----el13c e23c e3lc
1 1 1
CcC
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CC WATER AND OIL VISCOSITY , RESERVOIR TEMPERATURE
*----VIS1 VIS2 TSTAND

09 280 O
CcC
CC COMPOSITIONAL PHASE VISCOSITY PARAMETERS
*---- ALPHAV1 ALPHAV2 ALPHAV3 ALPHAV4 ALPHAV5

01 25 0.1 0.1 0.1

CcC
CC PARAMETERS TO CALCULATE POLYMER VISCOSITY AT ZERO
SHEAR RATE
*---- AP1  AP2 AP3

45 625 1000
CcC
CC PARAMETER TO COMPUTE CSEP,MIN. CSEP, AND SLOPE OF LOG
VIS. VS. LOG CSEP
*---- BETAP CSE1 SSLOPE

1 001 -0.377
CcC
CC PARAMETER FOR SHEAR RATE DEPENDENCE OF POLYMER
VISCOSITY
*---- GAMMAC GAMHF POWN

4 30 138
CcC
CC CC FLAG FOR POLYMER PARTITIONING, PERM. REDUCTION
PARAMETERS
*---- [POLYM EPHI3 EPHI4 BRK CRK

1 1 1 100 0.04
CcC
CC SPECIFIC WEIGHT FOR COMPONENTS 1,2,3,7,8 ,Coeffient of oil and
GRAVITY FLAG
*----DEN1 DEN2 DEN23 DEN3 DEN7 DENS8 IDEN

0.433 0.377 0377 0433 0346 0 2
CcC
CC FLAG FOR CHOICE OF UNITS ( 0:BOTTOMHOLE CONDITION , 1:
STOCK TANK)
o ISTB

cC

CC COMPRESSIBILITY FOR VOL. OCCUPYING COMPONENTS

1,2,3,7,AND 8

*-.-- COMPC(1) COMPC(2) COMPC(3) COMPC(7) COMPC(8)
0.000003 0.00001 0 0 O

cC
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CC CONSTANT OR VARIABLE PC PARAM., WATER-WET OR OIL-WET
PC CURVE FLAG
*---- ICPC IEPC IOW
0O 0 O
CcC
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETER, CPCO
*---- CPCO
0
CcC
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETER, EPCO
*---- EPCO
2
CcC
CC MOLECULAR DIFFUSION COEF. KCTH COMPONENT IN PHASE 1
*- D(KC,1),KC=1,N
0 0 0 0 0 0 0 0
CcC
CC MOLECULAR DIFFUSION COEF. KCTH COMPONENT IN PHASE 2
*—- D(KC,2),KC=1,N
0 0 0 0 0 0 0 0
cC
CC MOLECULAR DIFFUSION COEF. KCTH COMPONENT IN PHASE 3
*---- D(KC,3),KC=1,N
0 0 0 0 0 0 0 0
CcC
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 1
*---- ALPHAL(1) ALPHAT(1)
0 0
CcC
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 2
*---- ALPHAL(2) ALPHAT(2)
0 0
cC
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 3
*---- ALPHAL(3) ALPHAT(3)
0 0
CcC
CC flag to specify organic adsorption calculation
*---- ladso
0
CcC
CC SURFACTANT AND POLYMER ADSORPTION PARAMETERS
*----AD31 AD32 B3D AD41 AD42 B4D IADK, IADS1, FADS REFK,md
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0125 0 1000. 1. 0 100. 0 O 0 O
cc
CC PARAMETERS FOR CATION EXCHANGE OF CLAY AND
SURFACTANT
*--QV XKC XKS EQW
0 0 0 429
cc

CC***************************************************************

**kk

CcC
CC WELL DATA
CcC

CC***************************************************************

*kk*k

CcC
CcC
CC FLAG FOR SPECIFIED BOUNDARY AND ZONE IS MODELED
*---- IBOUND IZONE
0 0
CcC
CC TOTAL NUMBER OF WELLS, WELL RADIUS FLAG, FLAG FOR TIME
OR COURANT NO.
*---—-NWELL IRO ITIME NWREL
2 2 1 2
CcC
CC WELL ID,LOCATIONS,AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE,
WELL RADIUS, SKIN
*----IDW W JW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST
IPRF
11 1 1 0003 0 3 1 1 0
CcC
CC WELL NAME
*---- WELNAM
INJECTOR
CcC
CC ICHEK , MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE
AND RATE
*--—- ICHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX
0 0 20000 O 200
CcC
CC WELL ID,LOCATIONS,AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE,
WELL RADIUS, SKIN
*----IDW W JW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF
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2 30 1 2 0003 0 3 1 1 0
cC
CC WELL NAME
*-——- WELNAM
PRODUCER
ccC
CC ICHEK , MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE
AND RATE
*—- ICHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX
0 0 2000 0 O
cC
CC ID,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH
PHASE (L=1,3)
*—- ID QIM,\L) C(M,KC,L)
1 00105 1 0 O 015 005130 0 O
1 0 0O 0 0 0 0 0 0 0
1 0 0O 0 0 0 0 0 0 O
cC
CC ID, BOTTOM HOLE PRESSURE FOR PRESSURE CONSTRAINT WELL
(IFLAG=2 OR 3)
*-- ID PWF
2 20
cC
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV OR DAY) FOR WRITING TO
OUTPUT FILES
*—--TIN]. CUMPR1 CUMHI1 WRHPV WRPRF RSTC
264 001 001 001 001 001

CcC
CC THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX_.,MIN. time steps
*--- DT DELIM DTMAX DTMIN

0.00001 0.01 0.2 0.02
cc
cc
*--- ibmod
0
CcC
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS
*-——- |IRO ITSTEP IFLAG
21 12
CcC
CC NUMBER OF WELLS CHANGES IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*----NWEL1
0
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cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE CHANGES, ID
*.-NWEL1 ID
2 1 2
cc
CC ID,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH
PHASE (L=1,3)
*-- ID QIM,L) C(M,KC,L)

1 00105 1 0 O O 005130 0 O

1 O o 0 0 0 0 O O0 O

1 0 o 0 0 0 0O O 0 O
CcC

CC ID, BOTTOM HOLE PRESSURE FOR PRESSURE CONSTRAINT WELL
(IFLAG=2 OR 3)
*— ID PWF
2 20
ccC
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV OR DAY) FOR WRITING TO
OUTPUT FILES
*—--TIN]. CUMPR1 CUMHI1 WRHPV WRPRF RSTC
385 001 001 001 001 0.01

CcC
CC THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX_.,MIN. time steps
*--—- DT DELIM DTMAX DTMIN

0.000001 0.01 0.3 0.04
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ANEXOS

PROPIEDADES ROCA-FLUIDO

A.l. PERMEABILIDAD RELATIVA

En la Figura A.1 se muestra la imagen que se digitalizé para extraer los puntos de

permeabilidades relativas de los modelos.

1.0 - 1.0
A1
094 -————- R A ——————.. L 0.9
*
"
08 4——————— e ] L 0.8
*
*

07 +-————————~- c-——f--——————f 1 ik
£ - = Ko
g06+-—---------"cf-——-—F = & krw for waterflood -+ 06
g = sk for polymer flood
205 ——fw for polymer flood =405
@ fw for waterflood
S
Fod4f- - e L 04
]

03f+-—-coeee ] L 03

02— }Q« —————————————— F02

1 A P S —— L 01

0.0 e . . 0.0

0.0 01 02 03 04 0.5 0.6 07 0.8 09 1.0

Water Saturation, Sw

Figura A.1. Permeabilidades relativas para el modelo de desplazamiento en nucleo con
solucidén polimérica
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