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Resumen

RESUMEN

Este trabajo se llevé a cabo en el Instituto Mexicano del Petréleo, con el objetivo de
analizar el comportamiento del factor de recuperacion adicional de aceite por
desplazamiento en un sistema matriz-fractura aplicando un método termoquimico
mediante la inyeccién de vapor con un agente espumante modificador de la mojabilidad.

De la revision que se hizo de las publicaciones sobre métodos termoquimicos, se
determiné que es una linea poco estudiada que requiere de trabajo experimental y tedrico
para generar informacion técnica util y para el entendimiento de los mecanismos que
gobiernan el proceso.

En el presente trabajo de tesis, se hicieron tres experimentos de desplazamiento a
condiciones de laboratorio en un modelo fisico de un sistema matriz-fractura, por
simplicidad y para limitar las variables que influencian el proceso, se trabajé a bajas
presiones y temperaturas. Los pardmetros de observacion fueron el factor de
recuperacion (Fr), movilidad de los fluidos inyectados asi como la canalizacion del vapor
en zonas de alta permeabilidad.

En el disefio de experimentos se consideré como caso base una roca homogénea, y el
caso de trabajo se aplico en un sistema de bloques de matriz separados por fracturas
abiertas. Se evalué la inyeccion de vapor generado con el surfactante en fase acuosa y la
inyeccion de vapor seguido por espuma generada con el surfactante.

De acuerdo a los resultados obtenidos analizando los factores de recuperaciéon y a las
gréaficas generadas se concluy6 que, el proceso de desplazamiento de aceite por vapor se
ve optimizado en un yacimiento naturalmente fracturado cuando se alterna con un agente
espumante debido a que la espuma es capaz de reducir la movilidad del vapor y mejorar
el barrido. Se piensa que la sinergia de mecanismos de cambio de mojabilidad, reduccion
de tension interfacial y expansién térmica contribuyen al incremento de la movilizacién y
recuperacion de aceite residual.
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PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA.

En México las reservas 1P (reservas probadas) se localizan en YNF maduros y no
convencionales que requieren de métodos de recuperacion mejorada (EOR) para
incrementar su factor de recuperacion (Fr). El uso de agentes modificadores de
mojabilidad con propiedades espumantes es un método prometedor; sin embargo, la alta
canalizacion limita su uso en YNF al no poder accesar adecuadamente a la matriz en un
sistema matriz — fractura.

Por otra parte el uso de vapor para la EOR, es una de las tecnologias térmicas mas
promisorias en yacimientos someros y maduros. No se ha documentado apropiadamente
su uso en YNF.

En este contexto, la conjuncién de ambos métodos de recuperacion mejorada puede ser
sinérgica. La espuma bloquea o controla la movilidad del vapor permitiendo un mayor

tiempo de residencia de ambos fluidos provocando una mejor eficiencia de barrido asi
como reducir la produccién temprana de los fluidos inyectados.

OBJETIVOS.

OBJETIVO GENERAL.

1. Determinar la efectividad que se tiene al inyectar vapor alternado con espuma en un
modelo fisico de un yacimiento naturalmente fracturado a condiciones de laboratorio.

OBJETIVOS PARTICULARES.

1. Disefar y desarrollar experimentos de desplazamiento de aceite a condiciones de
laboratorio, en donde se aplique y monitoree vapor y un agente quimico espumado en
un sistema homogéneo.

2. Disefiar y desarrollar experimentos de desplazamiento de aceite a condiciones de
laboratorio, en donde se apliqgue y monitoree vapor y un agente quimico espumado en
un sistema fracturado.

3. Evaluar el efecto de las fracturas en el proceso de desplazamiento.

4. Evaluar la combinacién de tecnologias.

5. Determinar si la espuma con vapor provoca un barrido eficiente del aceite para

observar si realmente es posible detener el frente de vapor con espuma y evitar la
produccion temprana de estos.
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HIPOTESIS.

1. Es posible mejorar el factor de recuperacion (Fr) mediante un proceso de
desplazamiento de aceite por vapor, que se ve optimizado cuando se alterna con un

agente espumante.

2. Se reducira la movilidad (canalizacion) y produccion de los fluidos inyectados a través
de las zonas de alta permeabilidad debido a que va a permanecer mayor tiempo en la
fase de vapor contenida en la espuma.

3. La espuma es capaz de reducir la movilidad del vapor y mejorar el barrido.
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INTRODUCCION

Los Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF) en México representan
aproximadamente el 85% de las reservas y produccién de hidrocarburos en el pais. En la
Tabla 1 se muestran los campos petroleros mas importantes de YNF en México.

La capacidad de comprender y predecir las caracteristicas de los sistemas de fracturas y
fallas es esencial a la hora de desarrollar y modelar este tipo de yacimientos.

La importancia de estos yacimientos genera retos tecnoldgicos para su optimo desarrollo
y explotacion. En la Figura 1 se describen las cuencas petroleras de México productoras y
no productoras.

Tierra 1,923,040 Productoras

Plat. Continental 263,259 Sabinas
Aguas profundas 567,477 Burgos
TOTAL (km2) 2,753,776 Tampico
No prospectiva 1,699,190 Misantia
Prospectiva 1,054,586 Veracruz
Cuencas o\luﬁl‘ipdus 180,000 Sureste
20 ) Salina del Istmo
) Reforma-Comalcalco
) Macuspana
) Litoral de Tabasco
) Sonda de Campeche

No Productoras

Con Potencial medio - alto

) Sierra Madre Oriental
) Golfo de México Prof.

16 Cuencas petroleras

. Con Potencial bajo
39 Proyectos Inversion

) Sierra de Chiapas
) California

) Golfo de California
) Chihuahua

Frente deformado |} cuencas con gas no asociado

Figura 1. Cuencas petroleras en México (Geologia de Yacimientos Naturalmente Fracturados, Ing. Guadalupe
Galicia Mufioz, presentaciones F.I. UNAM).
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REGION ACTIVO CAMPOS
Marina Noreste Cantarell Akal
Nohoch
Chac
Ek-Balam Kutz
Ixtoc
Ku-Maloob-Zaap Ku-Maloob-Zaap
Marina Suroeste Abkatin-Pol-Chuc Abkatin
Pol
Chuc
Caan
Ixtal
Taratunich
Batab
Litoral de Tabasco May
Och, Uech y Kax
Yum
Boluntiku
Sinan
Citam
Ayin
Alux
Yaxché
Norte Altamira Arenque
Tamaulipas-Constituciones
Veracruz Copite
Mata Pionche
Macayucan
Miralejos
Angostura
Novillero
Poza Rica Poza Rica
San Andrés
Santa Agueda
Sur Jujo-Tecominoacan Jujo-Tecominoacan
Eden-Jolote
Jacinto
Bellota-Chinchorro Paredon
Bellota
Chinchorro
El Golpe
Mora
Yagual
Cardenas (JSK)
Palangre
Luna- Palapa Luna- Palapa
Sen
Caparroso-Pijije-Escuintle
Muspac Muspac
Carmito
Catedral
Chiapas-Copand
Giraldas
Agave
Samaria-Sitio Grande Samaria
Sitio Grande
Cactus,Nispero y Rio Nuevo
Complejo Antonio J. Bermudez | Antonio J. Bermudez

Tabla 1. Campos petroleros mas importantes en carbonatos en México, que corresponde con YNF
(modificada de Cancino, 2005; y de PEMEX, 2005).
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Los yacimientos de carbonatos naturalmente fracturados (YNF) con mojabilidad
preferencial al aceite, que son los que han contribuido en gran parte con la produccion de
aceite en México, se encuentran actualmente saturados, con casquetes de gas
considerables y con zonas invadidas por el avance de los acuiferos asociados.

Lo anterior da como resultado, una gran cantidad de aceite atrapado en el medio de muy
baja permeabilidad (matriz de la roca), tanto en la zona de gas como en zonas de agua.
Con el fin de extraer el aceite remanente en la matriz, se requieren técnicas de
recuperacion mejorada (Enhanced Oil Recovery, EOR por sus siglas en ingles) que
ayuden a recolectar el aceite de todas las zonas con gran potencial de hidrocarburos.

Los sistemas de fracturas en los YNF a veces dificultan el flujo de fluidos dentro de un
yacimiento, conduciendo a la produccién prematura de agua y/o vapor y haciendo que los
esfuerzos de EOR resulten ineficaces.

De los métodos de recuperacion mejorada (EOR), los térmicos ocupan un papel
importante en la explotacién de este tipo de yacimientos. Dentro de estos procesos se
incluye la inyeccion de agua caliente, la inyeccion de vapor, ya sea ciclica o continua y la
inyeccién de aire, para generar una combustion in situ dentro del yacimiento. EI mas
exitoso de estos tres ha sido hasta ahora la inyeccion de vapor mediante el cual, con la
expansion térmica del aceite se puede extraer hidrocarburo liquido de la matriz.

Se deben considerar procesos de inyeccién de quimicos (combinacion de espumas,
surfactantes, polimeros, alcalis, etc) que permitan extraer mas crudo del sistema matriz —
fractura en los YNF.

La inyeccién de vapor con espuma ha sido propuesta como un método para controlar la
movilidad del fluido en la fractura, con la posible ventaja afiadida del transporte de
surfactantes en la matriz por lo que el aceite adicional podria ser movido a través de una
reduccién de la tensién interfacial entre el aceite y el agua.

En este trabajo se analiza de forma experimental el efecto que tiene la inyeccién de
espuma con vapor en los YNF asi como los efectos que causan en la movilidad de los
fluidos existentes en el yacimiento.
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CAPITULO 1

ANTECEDENTES GENERALES

1.1. YACIMIENTOS NATURALMENTE FRACTURADOS (YNF).

Un yacimiento naturalmente fracturado es un volumen de roca compuesto por un sistema
multiporoso, en el que se pueden encontrar micro-fracturas, meso-fracturas, macro-
fracturas, canales de disoluciéon, micro-vlagulos, macro-vagulos, cavernas, presencia de
varios tamafos de poro y redes de fractura, los cuales actlan simultaneamente y son
saturados por hidrocarburos y/u otros fluidos, como se ilustra en la Figura 2.

\
Vugulos Matriz Fractura Matriz Fracturas
Yacimiento Real Modelado del Yacimiento

Figura 2. Modelo Warren y Root. Idealizacion de un medio poroso heterogéneo (LUGO RUIZ, MIGUEL.
Discretizacién de la porosidad de los yacimientos naturalmente fracturados. Tesis UNAM 2010).

Si bien casi todos los yacimientos de hidrocarburos son afectados de alguna manera
por las fracturas naturales, los efectos de las fracturas a menudo se conocen en forma
imprecisa y en gran medida se subestiman. En los yacimientos carbonatados, las
fracturas naturales ayudan a generar porosidad secundaria y estimulan la
comunicacion entre los compartimientos del yacimiento. No obstante, estos conductos
de alta permeabilidad a veces dificultan el flujo de fluidos dentro de un yacimiento,
conduciendo a la produccion prematura de agua y/o vapor y haciendo que los
esfuerzos de recuperacibn mejorada resulten ineficaces. Las fracturas naturales
también estan presentes en todo tipo de yacimiento siliciclastico, lo que complica el
aparentemente simple comportamiento de la produccion dominado por la matriz.
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Los yacimientos naturalmente fracturados han sido encontrados en areniscas,
carbonatos, lutitas, formaciones que contienen cristales de cuarzo, rocas de arcillas,
arenas de grano fino, rocas de basamento, etc. El porcentaje total de porosidad va de
un rango muy pequefio a altos rangos de porosidad. Ademas, las fracturas naturales
constituyen el factor de produccion principal en una amplia gama de yacimientos
menos convencionales, incluyendo los yacimientos de metano en capas de carbdn
(CBM), los yacimientos de gas de lutitas y los yacimientos de roca basamento y roca
volcanica.

1.2. CLASIFICACION DE LOS YNF.

La clasificacion de los YNF, se basa en su apariencia y morfologia (Figura 3), dividiendo
estos en varios sistemas a los que depende su estructura fisica y propiedades roca-
fluidos, por ejemplo los sistemas de doble-porosidad simple permeabilidad, sistema doble-
porosidad doble permeabilidad y el sistema triple porosidad. etc.

En los YNF la liberacion del gas, segrega rapidamente hacia la cima del yacimiento, esto
se realiza principalmente a través de la red de fracturas presentes en el yacimiento. En la
ausencia de una red de fracturas, los yacimientos con baja permeabilidad tienen
practicamente muy poco factor de recuperacion, pero cuando se encuentran presentes las
redes de fractura se convierten en yacimientos con excelente produccién debido a que la
fractura permite a los hidrocarburos fluir de la matriz a los pozos.

Los yacimientos naturalmente fracturados tienen una clasificacién de (Nelson, 2006):

» Tipo 1. En los que las fracturas proveen tanto la porosidad primaria como la
permeabilidad primaria, habitualmente poseen areas de drene grandes por pozo y
requieren menos pozos para su desarrollo. Estos yacimientos tienen regimenes
de produccion iniciales altos pero también estan sujetos a rapida declinacién de la
produccién, produccion temprana de agua y dificultades en la determinacion de
las reservas.

» Tipo 2: Poseen baja porosidad y baja permeabilidad en la matriz y las fracturas
proveen la permeabilidad esencial para la productividad. Pueden tener regimenes
de produccion iniciales sorprendentemente buenos, para una matriz de baja
permeabilidad, pero pueden presentar dificultades durante la recuperacion
secundaria si la comunicacion existente entre la fractura y la matriz es pobre.

» Tipo 3: Poseen alta porosidad y pueden producir sin fracturas, de manera que las
fracturas en estos yacimientos proveen permeabilidad adicional.

» Tipo 4: Las fracturas no suman porosidad y permeabilidad adicional significativa a
los yacimientos, sino por el contrario, suelen constituir barreras para el flujo
(anisotropia).

» Tipo M: Poseen alta porosidad y permeabilidad matricial, de manera que las
fracturas abiertas pueden mejorar la permeabilidad, pero las fracturas naturales a
menudo complican el flujo de fluidos en estos yacimientos a través de la formacion
de barreras.
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Figura 3. Clasificaciéon de YNF, segun Nelson. (oilfield review, 2006) , (Nelson, A.R., G.AN.F.R.).

La capacidad de almacenamiento de los YNF, esta relacionada a altas proporciones de
aceite y costos, pero en muchos casos esto puede sobreestimar los calculos de
produccion de los pozos. Debido a que el aceite se almacena en el sistema de fracturas,
pero principalmente se almacena en la matriz.

Si la permeabilidad de la matriz es muy baja, como consecuencia el aceite fluye de la
matriz a las fracturas de forma muy lenta y con dificultad de explotacion.

Para ello la clasificacién de acuerdo al sistema matriz-fractura se establece como (Nelson,
2006):

» Simple porosidad: En el sistema Unicamente existe un solo medio para el flujo de
los fluidos. Ya sea, la matriz el medio de flujo, las fracturas, o el sistema matriz-
fracturas, actuando juntas al mismo tiempo.

» Doble porosidad: El sistema aporta dos medios de flujo para la mezcla de fluidos,
dependientes de las propiedades de la matriz y de las fracturas. El flujo se realiza
por todo el medio de fracturas y de la matriz hacia las fracturas.

> Doble porosidad - doble permeabilidad. Existen dos medios de flujo, los fluidos
fluyen de las fracturas hacia otras fracturas, de la matriz hacia las fracturas y el
flujo natural dentro de la matriz.

Las propiedades mas importantes para evaluar y discutir el flujo de fluidos en el medio
poroso en YNF son la permeabilidad, la porosidad y saturacion de fluidos, ademas de
otras caracteristicas fisicas especiales como la presion capilar, tension interfacial y
permeabilidad relativa entre otras.
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También se considera la compresibilidad del sistema matriz-fractura y el fluido que satura
el sistema, ya que ambas estan implicadas en la capacidad de almacenamiento.

Se le da gran importancia a la propiedad de presion capilar y a las consecuencias de los
diferentes fluidos que pueden saturar el sistema de matriz y el de fractura. Esta propiedad
especifica es la base de los mecanismos de desplazamiento en cualquier Yacimiento
Naturalmente Fracturado.

1.3. METODOS DE RECUPERACION.

Tradicionalmente, los procesos de recuperacion se han dividido en tres categorias, de
acuerdo a su orden cronolégico: primaria, secundaria y mejorada (terciaria) (Figura 4).

Mecanismos de Recuperacion
—_— [f Primaria
Recuperacidn -
| Comvencional ) I —_ 1
- I v
Flujo Natural | | - Lwantlarr. ento
: | Secundaria Artificial
|
v [ J' ¥
Inyeccidn | Mantenimiento
de Aqua = Terciaria de Presidn
|
) § i v ¥ v
| REC'«“?TFE_G' - ) Quimicos Térmicos Miscibles (tros: MEOR, Eléctricos,
\_ Mejorada ) JUriactantes | Mecanicos (con vibraciones,
0705 horizontales)
. ¥ P -
Polimeros - . J' #
Estimulacion - . .
B e Combusfion Vapor o Agua ¥ ¥ v
. con Vapor o Inyeccion T Calionts - — =
sl Ciclica de Vapor A 0z bases Solventes
T nertes Miscibles
Desplazamiento j
con Espumas

Figura 4. Clasificacion tradicional de los métodos de recuperacion (Adaptada de Lake, L.W., Schimdt, R.L. y
Venuto, P.B., A niche for Enhanced Oil Recovery in the 1990s, 1992. CNH 2012).
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Los porcentajes de recuperacion del aceite original en los tres métodos de recuperacion
se muestran a continuacion:

* Porcenigje de recuperadén Rt . “10-30%
del aceite eriginal, % csCUpsrdcion
elriggielfie]
Flujo natural Sisternas Artificiales de Produccién
5 T
_ — "25-50% Y 5
Recuperacion o 0
secUnAdadria 2%
S
I | £ O
Inyeccién de agua Mantenimiento de presién
. - "60-80 %
Recuperacion —

ferciaria 5

]
S 9
, I : | g o
Térmicos Inyeccién de gas Quimicos ] .%

Jib]
—l = =

Figura 5. Porcentaje de recuperacion de aceite original de los métodos de recuperacion segun Dr. Néstor
Martinez Romero (F.I. UNAM 2012).

En esta tesis solo nos enfocaremos en los métodos térmicos de inyeccion de vapor y en la
inyeccion de surfactante.

1.4. CLASIFICACION DE METODOS TERMICOS EN YNF.

Los métodos térmicos se clasifican en dos categorias: aquellos en los cuales el calor es
producido en superficie (Inyeccién de Fluidos Calientes) y aquellos en los cuales el
calor es creado en la formacién (Combustion In — Situ). En el primer método el fluido
inyectado transmite el calor generado, mientras que en el segundo, el fluido inyectado
es uno de los reactivos incluidos en una reaccién exotérmica que toma lugar en el
yacimiento. Existe una diferencia entre los dos métodos, a partir de que el calor
suministrado tiende a fluir desde la zona calentada, es evidente que la pérdida de
calor sera mucho mayor en el primer caso que en el segundo.

En el primer caso los fluidos inyectados, a su maxima temperatura, inicialmente entran en
contacto con la zona barrida y hay por consecuencia una significativa pérdida de calor.

En el segundo caso, el calor sélo se libera exactamente donde es necesario, esto es,
donde el aceite sera desplazado. Por esta razén la aplicacion de la inyeccion de fluidos a
alta temperatura es esencialmente dependiente de su eficiencia térmica. La eficiencia
térmica de varios métodos puede ser mejorada mediante la recuperacion de parte del
calor entrampado en la formacién o en rocas préximas a esta.
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Los métodos térmicos tienen en comun el incremento de la temperatura en alguna parte
del yacimiento. Esto incluye mecanismos especificos que pueden mejorar el
desplazamiento y la eficiencia de barrido, y por lo tanto incrementar los gastos de
produccion.

1.5. ASPECTOS DE TERMODINAMICA DE FLUIDOS.

El gran interés en el uso del agua caliente y del vapor en los procesos de recuperacién
térmica de petroleo, radica en las excelentes propiedades térmicas del agua, bien sea en
su estado liquido o de vapor. Un completo entendimiento de las propiedades térmicas del
agua, es por tanto, basico para la eficiente utilizaciébn de la energia calorifica en tales
operaciones.

A continuacién, se discutiran brevemente las propiedades del agua y del vapor y se
presentardn, ademas, algunas correlaciones para su estimacion.

Temperatura de saturaciéon del agua.

Es la temperatura a la cual se produce la ebullicibn (vaporizacién) del agua a una
determinada presion. También se le denomina punto de ebullicion y aumenta al aumentar
la presion.

Calor especifico del agua y del vapor.

Se define por calor especifico a la capacidad que tiene una sustancia para absorber calor
y se mide como el nimero de BTU" necesarios para aumentar la temperatura de una libra
de sustancia en 1°F. Es evidente que entre mayor sea el calor especifico de una
sustancia, mayor sera la cantidad de calor que debe absorber para que se produzca un
determinado aumento de temperatura y por lo tanto mayor sera la cantidad de calor
liberado al enfriarse. En general, el calor especifico de una sustancia no es constante, al
contrario depende de la temperatura a la cual se mide.

Calor sensible del agua.

Es el calor necesario para aumentar la temperatura del liquido hasta alcanzar la
temperatura de saturacion correspondiente a una presion dada. Cuando un liquido se
lleva a condiciones de saturacion, se encuentra en su maxima capacidad energética en
esa fase. Esta forma de energia aumenta con la presion, es decir, a mayor presion del
sistema, la energia de un liquido saturado es mayor.

* BTU. En el sistema inglés se define la unidad térmica britanica (British Thermal Unit) como la
cantidad de energia en forma de calor que se necesita pata elevar la temperatura de una libra
masa de agua desde 59.5°F hasta 60.5°F. A veces se le llama “BTU de 60°F”.

12
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Considerando la entalpia (contenido de calor) del agua igual a cero a 32 °F (0°C) y
suponiendo que el calor especifico del agua no varia con la temperatura, el calor sensible
puede calcularse mediante la Ecuacién 1:

Hu=Cw(Ts-32) 1)

donde:

H.= entalpia del agua saturada o calor sensible, en BTU/Ib.
Ts= temperatura de saturacién, en °F
cw~= calor especifico del agua, 1.0 BTU/Ib.

Calor latente de vaporizacion.

Es la cantidad de calor que debe suministrarsele a una libra de un liquido a la temperatura
de saturacion para pasar al estado de vapor. Es el calor que lleva el vapor, y esta forma
de energia disminuye con la presién, es decir, a mayor presion del sistema la energia del
vapor saturado es menor.

Calor total o entalpia del vapor seco y saturado.

Es la suma del calor sensible del agua saturada y del calor latente de vaporizacién del
agua, es decir, que es la cantidad de calor contenido en una libra de vapor seco a la
temperatura de saturacion (constituye la entalpia del vapor seco y saturado).

Calidad del vapor y vapor humedo.

A la temperatura de saturacién, el agua puede coexistir en estado liquido y en estado de
vapor, dependiendo de su contenido de calor, es decir, de su entalpia.

La mezcla de vapor y agua coexistentes a la temperatura de saturacion, se denomina
Vapor Himedo y se caracteriza por el contenido de vapor en la mezcla, expresado como
fraccion del peso total, es decir, por su calidad.

Asi, el vapor seco y saturado tiene una calidad de 100% puesto que no existe agua en
estado liquido; mientras que el agua saturada puede considerarse como vapor humedo
con calidad igual a 0%. Al vapor con calidades entre estos extremos se le denomina
simplemente, vapor himedo.

La entalpia o contenido de calor del vapor humedo depende fuertemente de la calidad,
especialmente a bajas presiones, donde la entalpia del agua saturada es baja. Dado que
la entalpia del vapor himedo es intermedia entre la del agua saturada y la del vapor seco
y saturado, esta viene dada por la Ecuacion 2:

13
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Hus=Huw+XL, 2
donde:

H.s= Calor total o entalpia del vapor himedo, en BTU/Ib.

H,= Calor sensible del agua o entalpia del agua saturada, en BTU/Ib.
X= Calidad del vapor, en fraccion.

L,= Calor del vapor o calor latente de vaporizacion, en BTU/Ib.

Con la reduccién de la calidad, la contribuciéon del calor latente al contenido de calor del
vapor humedo se reduce.

Normalmente, el vapor que se utiliza en los procesos de inyeccién de vapor es humedo,
ya que puede transportar mas calor que el agua caliente y ademas es capaz de mantener
en solucién las impurezas sélidas que de otra manera se depositarian en las calderas o
en cualquier otro equipo del sistema de generacion de vapor, reduciendo asi su eficiencia
y vida util.

Una calidad en el vapor entre 80 y 90%, es el valor promedio que normalmente se utiliza
en inyeccion de vapor. Sin embargo, tales cifras pueden variar de acuerdo a las
propiedades del agua usada y al tratamiento al cual ha sido sometida.

Entalpia disponible.

Si el vapor a una presién Pg (temperatura Ts) es inyectado a un yacimiento de temperatura
T,, entonces la entalpia disponible para calentar el yacimiento viene dada por la
Ecuacion3:

H; =Hs— ¢, (Ty— 32) (3)

donde:

H, = entalpia disponible, en BTU/Ib

cw= calor especifico promedio del agua, en el rango de temperatura considerado, en
BTU/Ib

T, = temperatura del yacimiento, en °F

Volumen especifico.

Se refiere al volumen ocupado por la unidad de masa de una sustancia a determinadas
condiciones de presion y temperatura. El volumen especifico del vapor himedo se calcula
mediante la siguiente Ecuacion 4:

Vs = Vg*X + (1-X)*VW = X( Vs~ VW) * Vy (4)

14
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donde:

Vus= Volumen especifico del vapor hiumedo, en pie®/lb

vs= volumen especifico del vapor seco y saturado, en pie*/Ib
v,,= volumen especifico del agua saturada, en pie®/lb

X= calidad del vapor, en fraccion.

Densidad del vapor.

La densidad del vapor seco y saturado puede ser determinada de las tablas de vapor
usando valores del volumen especifico del vapor seco y saturado (considerando que la
densidad en gr/cm® = 0.016018463/volumen especifico del vapor seco y saturado, en
pie®/lb). Para presiones de hasta 1000 psi, la densidad del vapor seco y saturado puede
ser determinada mediante la siguiente Ecuacion 5 derivada por Farouq Ali:

s =0.0000440189P° %% 5)

donde:

ps= densidad del vapor seco y saturado, en gr/cm?.
P = Presion de saturacion.

Vapor sobrecalentado.

Se sabe que a una presion dada el vapor tiene una temperatura de saturacién definida.
Sin embargo, es posible aumentar su temperatura por encima de la de saturacion,
agregando calor al vapor seco y saturado. Bajo estas condiciones, el vapor se denomina
Vapor Sobrecalentado.

Diagrama temperatura — entalpia para el agua.

El comportamiento de fases del agua descrito a través de las definiciones presentadas en
las secciones anteriores, puede condensarse y presentarse graficamente en un diagrama
de Temperatura — Entalpia, tal como se muestra en la Figura 6, en donde puede
observarse las relaciones existentes entre la presion, la temperatura y la entalpia
(contenido de calor) del agua, con el estado fisico en que ella se encuentre (Douglas,
2002).

Comenzando con entalpia cero a 32 °F y a la presion correspondiente para que exista
agua saturada (0.088 psi), a medida que se suministra calor, la temperatura aumentara
hasta alcanzar la temperatura de saturacion T, correspondiente a la presion Pg a la cual
se encuentra el sistema (punto B). La entalpia en el punto B es el calor sensible, H,, del
agua saturada a la presion Pg.

15



Capitulo 1

732
——LIQUIDO SATURADO _ 1\1 -
— CALIDAD 20 % \'-. \
g3z { ——CALIDAD40% '-l N\
)
—— CALIDAD 60 % / \ DY
 CALIDAD 80 % , [ \ j_f
532 4 /
VAPOR SATURADO Q y . /
" | /

T S + ..:": I."' / /CI .
/REGION BIFASICA /D
g / y
E 332 T S B Q _;'f ;. e
" o / /

232 O / S
] \O' / &
g r K
Y / N
' /
/ /
132 J /
A / / /
/
i
/ N
a2 .' _ . . . .
0.0 200.0 400.0 8000 200.0 1000.0 1200.0
Entalpia ( BTU /1b )

Figura 6. Diagrama de Temperatura — Entalpia para el Agua (DOUGLAS A. ALVARADO, CARLOS VANZER
S. TESIS “Recuperacion térmica de petréleo” 2002).

Si se continda con el suministro de calor, el agua comienza a vaporizarse y cuando haya
alcanzado el punto C se tendra vapor seco y saturado con contenido de calor Hg = H,, +
L,. Cualquier punto intermedio entre B y C, Q por ejemplo, representa estado bifasico
(vapor humedo), de entalpia H,s = H,, + XL,, siendo X la calidad del vapor, en fraccion,

representada en la Figura 6 por la distancia BQ expresada como fraccién de BC, la cual
representa el calor latente de vaporizacion L,.

Si luego de llegar al punto C se contindia suministrando calor, la temperatura comenzara a
aumentar de nuevo y se tendra vapor sobrecalentado, con entalpia Hgp, = Hs + Cs (Tsh + Ts),
siendo Ty, la temperatura de sobrecalentamiento y c; el calor especifico del vapor.

Si la presion del sistema aumenta a P’s> Ps, se observara un desarrollo similar, sélo que la
trayectoria en este caso sera: A - B - Q — C' — D’, lo cual pone de manifiesto lo
siguiente:

a. Latemperatura de saturacion T's sera mayor que Ts, puesto que P’ > Pg.

b. La entalpia H,, en B’ sera mayor que en B, debido a que T’ >T,

c. Elvalor de L, serda menor a P’s que a P puesto que B'C' es menor que BC

d. Elvalor de Hsa P’s (punto C’) puede ser menor o mayor que el valor de Hs a P (punto
C), dependiendo del valor de P’ . Si P’s < 460 Psi, el valor de Hs a P’ serd mayor que
a P, pero si P’s > 460 Psi, el valor de Hs a P’s serd menor que a Ps.

e. El vapor sobrecalentado a P’y tendra menos entalpia que a Ps a una misma
temperatura.

16



Capitulo 1

Continuando con el aumento de presion, se observara que Ts aumenta, H, aumenta, L,
disminuye y Hs disminuye (por encima de 460 Psi), hasta alcanzar el punto critico M
[705.4 °F (374.1 °C) y 3206.2 Psi], en el cual H,, = Hg, puesto que L, = 0.

La linea AM representa estado liquido a la temperatura de saturacion, la linea MN
representa estado de vapor a la temperatura de saturacion, y la region entre ellas es la

zona de dos fases, vapor y liquido. . Las lineas BCD y B'C'D’, representan presiones
constantes.

Determinacién de la calidad del vapor.

La calidad del vapor es un valor dificil de determinar con exactitud. En la actualidad,
existen varios métodos para medir la calidad del vapor, sin embargo, no existe ninguno
gue pueda considerarse simple y preciso. Entre los mas utilizados se pueden mencionar
los siguientes:

» Método del separador.

Método de los cloruros.

Método de la conductividad eléctrica.
Método del medidor de orificio.

Y V V

1.6. TRANSFERENCIA DE CALOR.

Dada la diferencia de temperatura existente entre el agua caliente, aire caliente o vapor, y
el medio ambiente que rodea las lineas de superficie (lineas de tuberia que transportan el
fluido hasta el cabezal del pozo) y la tuberia de inyeccién en el pozo, parte del contenido
de calor del fluido que fluye se pierde antes de llegar a la formacion.

Por lo tanto, es importante cuantificar cuanto calor se pierde y tratar de reducir éstas
pérdidas a un valor minimo.

Ramey, muestra las pérdidas de calor en un sistema de inyeccion empezando en la
unidad térmica o fuente de calor, con posteriores pérdidas de calor ocurriendo en las
lineas de inyeccion de superficie, en el cabezal de inyeccidn, el pozo y finalmente en la
formacién y en los estratos adyacentes. Las pérdidas de calor de tal sistema se ilustran en
la Figura 7.
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Figura 7. Transferencias de calor en la inyeccién de vapor (DOUGLAS A. ALVARADO, CARLOS VANZER S.
TESIS “Recuperacion térmica de petréleo” 2002).

1.7. MECANISMOS DE TRANSFERENCIA DE CALOR.

Por definicion, calor es la energia que se transfiere como resultado de una diferencia o
gradiente de temperatura. Matematicamente es una cantidad vectorial, en el sentido que
fluye de regiones de altas temperaturas a regiones de bajas temperaturas.

Los mecanismos basicos de transferencia de calor son: conduccion, radiacién vy
conveccion, aungque una inspeccion detallada del mecanismo de conveccién revela que
este es una combinacion de los mecanismos de radiacion y conduccion.

Conduccion:

Es la transferencia de calor de una parte de un cuerpo a alta temperatura, a otra parte del
mismo, a menor temperatura, o de un cuerpo a alta temperatura a otro cuerpo a menor
temperatura, en contacto fisico con él. Si las temperaturas de los cuerpos no cambian con
el tiempo, (o sea, el proceso ocurre bajo condiciones de flujo continuo), la ley fisica que
describe el calor por conduccion se conoce como la primera Ley de Fourier, propuesta en
1822, y viene dada por la Ecuacion 6:

oT
%:_KH & (6)
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donde:

Q. = Cantidad de flujo de calor transmitido por conduccion en BTU/h
A = Area a través de la cual ocurre el flujo en pie?

‘;—Iz Gradiente de temperatura en °F/pie

Ky= Conductividad térmica del material en L
h— pie—F
a—B"Y  _4136x10° c—al)
h—pie—F seg —cm—-K

El signo negativo indica que la transferencia de calor es en la direccibn de menor
temperatura.

La Ecuacién 6 se aplica para la conduccion en sélidos, liquidos y gases, aunque como es
de esperarse, el valor de Ky es mayor para sélidos que para liquidos y gases.

Radiacion:

Es el proceso por el cual el calor es transferido por ondas electromagnéticas. La ecuacién
bésica fue descubierta empiricamente (Stefan, 1879) y derivada teéricamente (Boltzmann,
1884), y viene dada por la Ecuacion 7:

& e (1T, ST, )
donde:

Q

Y = Cantidad de flujo de calor transmitido por radiacion en BTU/h,

A= area a través de la cual ocurre el flujo de calor, en piez,
o = constante de Stefan Boltzman

(0 =0.1713x10"° BTY - 61.355x10 "

cal
h— pie’ —F seg —cm®* —K*

T*; = temperatura absoluta del cuerpo a mayor temperatura en °R
T*, = temperatura absoluta del cuerpo a menor temperatura en °R

5 = emisividad de la superficie.

La emisividad es una medida de la habilidad de una superficie de absorber radiacién. Las
emisividades son adimensionales e iguales o0 menores que la unidad, y dependen de la
naturaleza de la superficie.
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Conveccion:

Es la transferencia de calor desde una superficie hacia un fluido en movimiento (o del
fluido en movimiento hacia la superficie) en contacto con ella, o de una parte de un fluido
en movimiento a mayor temperatura hacia otra parte del mismo fluido a menor
temperatura. Si el movimiento del fluido se debe a la aplicacion de alguna fuerza (bomba,
abanico, etc.), se dice que existe conveccién forzada. Si el fluido se mueve por diferencia
de densidades debido a diferencias de temperaturas, se dice que hay conveccion libre. En
ambos casos, la transferencia de calor viene dada por la Ecuacién 8:

o_y
A

T, —Ty| 8)

donde:

Q. = Cantidad de flujo de calor transmitido por conveccion en BTU/h,
A = &rea a través de la cual ocurre el flujo de calor en pie?,
BTU

H.= coeficiente de transferencia de calor por conveccion en T o F

Tiy Ts= temperaturas del fluido y de la superficie, respectivamente, en °F.

Se escoge valor absoluto para tomar en cuenta el flujo de calor del fluido hacia la
superficie o de la superficie hacia el fluido, segin T; sea mayor o menor que Ts.

El mecanismo de conveccion es realmente una combinacion de conduccion y radiacion,
influenciada por el movimiento del fluido.

Calentamiento de la formacién por inyeccion de fluidos calientes.

El proposito general de los métodos de recuperacion térmica es aumentar la temperatura
del crudo en el yacimiento, de manera que éste pueda fluir mas facilmente. Por lo tanto,
es deseable calentar el yacimiento eficientemente, tomando en cuenta que no todo el
calor inyectado o generado en el yacimiento permanece en él, ya que parte de éste calor
se pierde con los fluidos producidos y parte se pierde hacia las formaciones adyacentes
no productivas, a menudo referidas como suprayacentes y subyacentes.

Mecanismos de transferencia de calor en la formacion.

Cuando un fluido caliente (gas, liquido o una mezcla de ambos), es inyectado en una
formacion, parte de su contenido calorifico es transferido a la roca matriz y a los fluidos
gue se encuentran en ella, asi como también a las formaciones adyacentes no
productivas.

A medida que el fluido inyectado desplaza parcialmente al petréleo, al agua y al gas,
transporta el calor a los espacios porosos. Asi, los fluidos en la formacion son calentados
por conduccién y conveccion, la roca matriz es calentada por conduccion, y los fluidos
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desplazados son calentados por conduccion y conveccion, con la predominancia de
alguno de los dos dependiendo del tipo de fluido inyectado y de la viscosidad del petréleo.
La transferencia conductiva de calor a la roca matriz ayuda a igualar las temperaturas del
sélido y del fluido, las cuales usualmente se consideran iguales en célculos de inyeccién
de fluidos calientes. Sin embargo, el tipo de fluido inyectado determinara el tiempo al cual
se alcanza tal equilibrio térmico. Por ejemplo, el coeficiente de transferencia de calor en el
caso de vapor es mucho mayor que en el caso de agua caliente, lo cual, parcialmente
podria ser responsable del pobre barrido en este ultimo caso.

Normalmente, hay un gradiente vertical de temperatura en la formacién en la cual el fluido
ha sido inyectado, es decir, paralelo al plano del estrato. Sin embargo, en la mayoria de
los tratamientos matematicos de inyeccion de vapor, la temperatura se considera
constante a lo largo de cualquier plano vertical (0o sea, conductividad térmica vertical
infinita), por lo cual la temperatura en la “zona de vapor” se considera constante. Asi, a
cualquier tiempo, habra sélo dos temperaturas: la temperatura de la zona de vapor T,
disminuyendo abruptamente a la temperatura original del yacimiento T,. Esta explicacion
simplificada, es una buena aproximacién a la distribuciéon actual de temperatura en la
inyeccion de vapor.

La transferencia de calor hacia las formaciones adyacentes es por conduccion, ya que no
hay flujo de fluidos. El proceso total, sin embargo, es complejo, ya que con el avance del
frente de calor en la arena, las formaciones adyacentes son expuestas a cambios de
temperatura con el tiempo. Asi, los gradientes de temperatura resultantes, dan lugar al
flujo de calor en dos o tres dimensiones en las formaciones supra y sub-yacentes.

El resultado de los mecanismos anteriores, es que el frente de calor viaja mas lentamente
gue el frente de fluidos en cualquier método de inyeccion de calor.

Calentamiento de la formacién por inyeccion de vapor.

A una temperatura Ts (temperatura de saturacidén, correspondiente a una presion Py),
mientras el agua caliente solo transporta calor sensible, H,, el vapor adicionalmente
contiene calor latente, L,. Esta diferencia entre la naturaleza del vapor y del agua caliente,
es la responsable del contraste entre el calentamiento de la formacion por ambos fluidos:
el agua caliente experimenta una caida de temperatura para poder transferir su calor
sensible a la roca y a los fluidos, mientras el vapor puede transferir todo su calor latente
sin experimentar cambio de temperatura.

Cuando el vapor es inyectado en una formacion inicialmente a una temperatura T,
desplaza una cierta fraccién del petréleo en sitio y a medida que el vapor se mueve dentro
de la formacién va perdiendo (transfiriendo) calor, hasta llegar un momento en que el
vapor se condensa completamente. Hasta este punto, y considerando condiciones ideales
(no hay segregacion del vapor por efectos de gravedad, espesor uniforme, inyeccion a
través de todo el espesor, no hay caida de presién, o sea, caida de temperatura en la
zona de vapor), se puede establecer que la zona calentada por el vapor se encuentra a
una temperatura constante Ts, extendiéndose desde el punto inicial de inyeccion hasta el
punto donde la temperatura Ts cae bruscamente a T,
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1.8. MECANISMOS PARA LA RECUPERACION DE ACEITE BAJO INYECCION
DE VAPOR.

Los puntos de interés de la Inyeccién de Vapor son:

1. Inyectar vapor con 80% de calidad para desplazar el aceite del yacimiento.

2. Reduccion de la viscosidad y destilacion del vapor.

3. Expansion térmica y suministro de presion para transportar el aceite hacia los pozos
productores.

En la Tabla 2 se presentan los mecanismos de recuperacion en el método de inyeccién de
vapor los cuales pueden ser clasificados por el sistema en el cual actdan, estos son los
sistemas de matriz y los sistemas de fractura.

Mecanismos Térmicos

Mecanismos que
actuan en la matriz

Mecanismos que actian
en la fractura

Expansion térmica Reduccion de
viscosidades

Contraccion del volumen
de poro Destilacién

Imbibicion capilar

Generacion de gas
Generacion de vapor “in
situ”

Tabla 2. Mecanismos de recuperacion en el método de inyeccion de vapor (OSCAR EMMANUEL ARJONA
GOMEZ, TESIS “Mecanismos de recuperacion en YNF” UNAM 2010).
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CAPITULO 2

METODOS TERMICOS: INYECCION DE
VAPOR

2.1. INYECCION CONTINUA DE VAPOR (STEAM DRIVE).

Este proceso consiste en la inyeccidn continua de vapor al yacimiento, formando una
zona de vapor que avanza lentamente hacia las zonas productoras. En otras palabras, se
trata de un desplazamiento de aceite por agua condensada, bajo condiciones inmiscibles.

El aceite es movilizado principalmente por la reduccion de su viscosidad, que resulta de la
elevacion de la temperatura del yacimiento. La saturacion de aceite en las zonas barridas
por el vapor puede reducirse aproximadamente hasta en un 10 %, resultando en factores
de recuperacion tipicos que pueden estar en el rango de 50 a 60 % del volumen original.

De manera general, se puede decir que la inyeccion de vapor cominmente se aplica en
aceites pesados Yy viscosos, contenidos en yacimientos someros con altas saturaciones
de aceite y buena permeabilidad.

En la Figura 8 se ilustra el sistema de inyeccion de vapor, donde se puede observar la
distribucién de fluidos. Debido a la diferencia de densidades de los fluidos del yacimiento,
el vapor inyectado tiende a segregarse hacia la cima de la formacién (gravity override),
propiciando una temprana produccion de vapor en los pozos productores.

Para reducir este fenbmeno, los intervalos disparados del pozo inyector se deben de
ubicar cerca de la base de la formacién productora.
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Lavador
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Diagrama de inyeccién de vapor.
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inyector

Fluidos producidos (aceite, gas y agua)
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y almacenamiento

Pozo productor

.......................

®
®

CD Zona de aceite y agua a temp. cercana a la del yacimiento

Zona de agua caliente

Py
(&) Zona de aceite calentado Zona de vapor y agua condensada

Figura 8. Diagrama de inyeccién continua de vapor (Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), El Futuro de
la Produccion de Aceite en México: Recuperacion Avanzada y Mejorada, 2012.

2.2. INYECCION CICLICA DE VAPOR (CYCLIC STEAM STIMULATION, CSS,
POR SUS SIGLAS EN INGLES).

Este método es también llamado coloquialmente Huff and Puff. Este método se realiza en
un pozo que opera alternadamente como inyector y productor. Este proceso considera
ciclos que basicamente consisten en tres etapas (Ver Figura 9). En la etapa inicial, el
vapor se inyecta continuamente por un tiempo. Posteriormente el pozo es cerrado para
gue el calor inyectado se transfiera y distribuya en la vecindad del pozo (soaking).

Finalmente el pozo es abierto a produccién, donde inicialmente se observa un incremento
de produccion, por un periodo corto y posteriormente declinando lentamente durante un
periodo que puede ir desde varios meses hasta un afio aproximadamente. Este ciclo de
tres etapas es repetido hasta que los ritmos de produccion alcancen un limite econémico.

Puede proporcionar factores de recuperacion del orden de 10 a 40 % del volumen original
in-situ. Este tipo de inyeccién preferentemente se aplica en aceites altamente viscosos.
Con respecto a los mecanismos de produccion que se presentan, se tiene que al transferir
calor al yacimiento e incrementar la temperatura del aceite, se reduce la viscosidad de
éste y se represiona la vecindad del pozo, mejorando asi la productividad del pozo.
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HUFF (Fase de inyeccién) SOAK (Fase de remojo-pozo cemado) PUFF (Fase de produccién)
Dias a semanas Dias Semanas a meses

- Aceite viscoso = Aceite viscoso =

vapor condensado
apor condensada !
o (aguacalients) o (agua caliente)
i Tona calentada Wapar mndensada y
= Vapor inyectado et e s
ameccitn proveriente b vismsidad
! del aguajcaliente

—

Figura 9. Diagrama de inyeccion ciclica de vapor (Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH), El Futuro de la
Produccion de Aceite en México: Recuperacion Avanzada y Mejorada, 2012).

2.3. INYECCION DE VAPOR ASISTIDA POR GRAVEDAD (STEAM-ASSISTED
GRAVITY DRAINAGE, SAGD, POR SUS SIGLAS EN INGLES).

Volumenes significativos de aceite pesado permanecen en yacimientos de carbonatos
fracturados en todo el mundo. Algunos de estos yacimientos son buenos candidatos para
la aplicacion del método de inyeccién de vapor asistida por gravedad (SAGD).

Este método emplea dos pozos horizontales, uno ubicado por encima del otro (separados
por 5 m para el caso de las arenas bituminosas), ver Figura 10. El pozo de arriba se
emplea para inyectar vapor, mientras que en el de abajo se produce el aceite. Se forma
una camara de vapor hacia la cima por segregacion gravitacional, lo que proporciona
excelentes ritmos de produccion. La alta reduccion de la viscosidad moviliza el aceite, el
cual drena por gravedad hacia abajo al pozo productor colocado en la base del
yacimiento. La permeabilidad vertical es un factor importante para esta técnica. Los
factores de recuperacion con este método pueden llegar a ser del orden de 60 %.

La lentitud caracteristica de los procesos de drene gravitacional propicia bajos ritmos de
produccion pero, al perforar pozos horizontales muy largos, con un par de pozos se puede
tener el potencial de drenar volimenes significativos de aceite. Generalmente, estos
p0Oz0S SOn SOMeEros.
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Instalaciones SAGD

Figura 10. Inyeccién de vapor asistida por gravedad (Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), El Futuro de
la Produccion de Aceite en México: Recuperacion Avanzada y Mejorada, 2012).

Los siguientes métodos se consideran variaciones del SAGD:

2.3.1. METODO VAPEX (EXTRACCION DE PETROLEO ASISTIDA CON
VAPOR).

Se emplea Unicamente una mezcla de solventes como fluido de inyeccién (como etano,
propano y butano), seguido de un gas transportador (como N2 o CO2). El gas solvente se
inyecta a condiciones del punto de rocio, tratando que el solvente siempre permanezca
en su fase gaseosa y con ello se propicie la generacion de una camara de gas solvente
en la cima del area de drene. EI mecanismo de produccion de este proceso es la
reduccién de la viscosidad del aceite, que resulta del proceso de difusibn molecular y
dispersién mecanica, los cuales son procesos lentos, entre el solvente y el aceite pesado
(Ver Figura 11).

Este proceso es una prometedora alternativa a los procesos térmicos. Por otra parte,
considerables recursos de petroleo pesado se encuentran en zonas poco-permeables de
yacimientos carbonatados fracturados. Sin embargo, hay poca informacién disponible
sobre el desempefio del proceso VAPEX en yacimientos fracturados.
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Inyeccion de propano  Tanque de

almacenamiento y
Gas recidado tratamiento

Compresor
Tanque con propano

Aceite diluido

Camara de vapor con
solvente

Figura 11. Descripcion del método VAPEX (www.oilextraction.wikispaces.com/VAPEX).

En investigaciones anteriores sobre el método VAPEX en yacimientos fracturados se
menciona que (Boustani y Maini 2001, Butler y Jiang 2000, Azin et al 2005, Feali y Kharrat

2008.):

Ventajas:

>

Las Fracturas conectadas mejoran el proceso de VAPEX mediante la mejora del
contacto entre solvente y aceite contenido en los bloques de matriz.

Las fracturas conectadas reducen las inestabilidades en la presion del sistema.
El solvente recorre entre las fracturas conectadas retrasando la aparicion de

avance del solvente y proporciona mas tiempo de residencia para el solvente a
estar en contacto con petréleo pesado.

Bajo condiciones controladas, la existencia de fracturas conectadas en los
sistemas de baja permeabilidad contribuye y mejora la produccion de petréleo
pesado por proceso VAPEX.

Hay una mucha mayor recuperacioén de aceites pesados en comparacion con el
método tradicional de SAGD.

Se utiliza menos de 5 por ciento de la energia utilizada en SAGD.
Una gran parte del disolvente se puede reciclar.

El aceite también se mejora en el yacimiento para facilitar la refinacion.
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> No se utiliza agua en el proceso de extraccion, y por lo tanto no hay tanque de
residuos de agua.

Desventajas:

» Alto costo de solvente y baja disponibilidad.
» Inicialmente la disolucién de los solventes en el aceite no es muy rapida.

» Son lentos los gastos iniciales de drene desde el yacimiento hasta el pozo.

2.3.2. ES-SAGD (EXPANSION DEL SOLVENTE DE SAGD).

En este proceso, también llamado co-inyeccion de solvente (SCI por sus siglas en ingles),
se agrega aproximadamente un 10 % de vapor a la mezcla de solventes para ganar 25 %
en la eficiencia energética cuando se aplica el VAPEX.

Este proceso aprovecha el calor proporcionado por el vapor y la miscibilidad ofrecida por
el solvente. Este es un nuevo procedimiento que ya se ha probado en campos de
petréleo, lo que resulta en la mejora del gasto de produccion de hidrocarburos y la
relacién de aceite-vapor (RAV). Este proceso requiere menos energia que el proceso
SAGD convencional. El concepto basico del proceso ES-SAGD es inyectar un aditivo de
hidrocarburo ligero a baja concentracién, junto con vapor, en un proceso por el cual la
fuerza dominante es la gravedad. El aditivo se selecciona de tal manera que se puede
evaporar y condensar en las condiciones del agua. De esta manera, el disolvente se
puede condensar con vapor cerca de la interface de la camara de vapor. El hidrocarburo
afiadido se inyecta en forma de vapor. Los solventes condensados diluidos en el aceite y,
ayudados por el calor, reducen la viscosidad del aceite en el yacimiento (ver Figura 12).

En este proceso se concluye que la co-inyeccién de vapor con solventes en condiciones

especificas se incrementa en forma significativa la produccién de aceite y se reduce el
vapor requerido.
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I ¢ Solvente disuelto en
Solvente en forma . * . O O o® * . et
de vapor

Camara de vapor

Pozo inyector

Pozo productor
Figura 12. llustracion del concepto de ES-SAGD (Akinboyewa John, Yu-Shu Wu, Kazemi Hossein, Simulation
of Expanding Solvent-Steam of a Bitumen Oil Reservoir, SPE Copyright 2010).

Drene de aceite

2.3.3. SAGP (steam and gas push).

El método de empuje por Vapor y Gas (SAGP) es una variante del proceso SAGD
desarrollado por Butler (recuperacion térmica de petréleo y bitumen, Gray-Drain Inc.,
Calgary, Alberta, 1997). En el proceso de SAGP, se co-inyecta en el yacimiento vapor y
gas no condensable y éste forma una capa aislante en la parte superior de la camara de
vapor. Esto reduce las pérdidas de calor en la capa suprayacente y mejora la eficiencia
térmica del proceso de recuperacion. La configuraciéon del pozo es la misma que la
configuracion del proceso SAGD convencional.

El proceso de empuje por vapor y gas (SAGP) es similar al convencional SAGD. El vapor
no solo moviliza el aceite por calentamiento, sino también iguala la presién vertical, debido
a que es relativamente no viscoso. Esto beneficia el drene de aceite. En tales casos, el
vapor debe ser inyectado continuamente a un gasto relativamente alto, de lo contrario el
vapor se condensa y la cAmara de vapor deja de formarse. Esta limitaciébn se supera,
posiblemente, en el proceso de SAGP. A pesar de que el vapor podria condensarse, el
gas permanece en el yacimiento, previniendo que la zona calentada no se forme y
mantiene la presion. En SAGP, el gas asciende calentando el yacimiento y mantenimiento
la presion. Ambos efectos mejoran la recuperacién de petroleo (Jiang et al., 2000). Sin
embargo, en SAGD, el calor latente tiene que ser llevado a la parte superior del
yacimiento por el vapor. Por lo tanto, se sugiere que no es necesario llevar el calor latente
a la parte superior del yacimiento en el proceso de SAGP. El gas no condensable
asciende en todo el proceso de recuperacion elevando la presion en las partes superiores
del yacimiento y proporciona energia térmica suficiente para calentar mas alla de la zona
de condensacion de vapor. Las temperaturas de la cAmara de vapor necesarias para
lograr un gasto de produccion comparable con el proceso SAGD convencional se
obtienen a partir de la Ecuacién 9 (Butler, 1999):
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B

T, =T, +(T,-T,) (h—h /2)? kgagAS, [Lj :l 9)

donde:
Ts,= temperatura de la cAmara de vapor a una altura z.
Ts= temperatura del vapor.

h= diferencia de alturas entre el pozo inyector y el productor.

El gasto g en (m3 / s) se obtiene a partir de las ecuaciones (1a) y (1b) mediante la
sustitucion de h con h; (altura de un SAGD en el yacimiento con el mismo gasto) con la

Ecuacion 10 (Butler, 1999):
q=L !1.3¢A80kgah (1a)
mvg

v=v[E_R]m (2b)
\T-T,

h = v (2h—=h)h, (10)

En las ecuaciones (1a) y (1b), L es la longitud del pozo

®= porosidad.

ASo=saturacién de petroleo inicial menos la saturacion de petréleo residual.
K= permeabilidad efectiva para el flujo de aceite.

g= constante de aceleracion de la gravedad.

a= difusividad térmica.

h= distancia entre el pozo productor a la parte superior del yacimiento.

m= exponente de viscosidad adimensional.

Vs=viscosidad cinemética del aceite a la temperatura de vapor (Ts).

T,= temperatura inicial del yacimiento.

La ecuacion (9) sugiere que la interface vertical superior de la camara de vapor esta a la
temperatura inicial del yacimiento. La ecuacion (10) indica que colocar el pozo inyector
hacia el fondo del yacimiento mejora el gasto de produccién, sin embargo, el pozo
I —
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inyector y el productor estdn mas cerca, incrementandose la probabilidad de que el pozo
inyector y el pozo productor se encuentren dando como resultado un mal contacto entre el
fluido inyectado y el yacimiento.

Es evidente que la distancia entre los pozos horizontales puede ser un parametro critico.

Por otra parte, el conocimiento de la funcion de los gases no condensables en el
comportamiento de recuperacion sigue siendo escaso.
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CAPITULO 3

METODOS QUIMICOS

3.1. INTRODUCCION.

Algunos quimicos son inyectados con el objetivo de reducir la tension interfacial
(incrementar el nimero capilar), y/o disminuir la relacion de movilidad a fin de mejorar el

control sobre la movilidad (reducir la canalizacion).

Los métodos de recuperacion de esta categoria incluyen inyeccion de surfactantes,

polimeros y alcalis. La Figura 13 muestra el proceso de inyeccién de quimicos.

Inyeccion
de fluidos

Bomba de l

inyeccion Pozo
} 2w

‘tﬁ‘ LI inyector

Seccidn transversal de tres pozos de un patron de 5 pozos.

Pozo productor

Inyeccion
de fluidos

l Bomba de
inyeccion

Fluido =
Desplazante
(Agua)

Y Bache de aguaf:
fresca para

proteger
quimicos

Quimicos
para el
control de
movilidad

Quimicos

el aceite

para liberar

Rec
Adicional
de Aceite
(Banco de

aceite)

Prelavado
para
acondicionar
el yacimiento

Figura 13. Proceso de inyecciéon de Quimicos (Adaptada de DOE; DOE’s Enhanced Oil Recovery Program,
An Archive of Important Results; National Energy Technology Laboratory, 2008. Seccién transversal de tres
pozos de un patron de 5 pozos, CNH 2012).
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3.2. METODOS QUIMICOS.

Inyeccion de polimeros.

Los polimeros tienen la funcién de incrementar la viscosidad del agua, de tal forma que la
relacién de viscosidades disminuye. Con este método se presenta una reduccién de
permeabilidad debido a la adsorcién de las moléculas del polimero. Este método se aplica
principalmente en formaciones de arenas con fluidos ligeros a intermedios, con
porosidades buenas o intermedias. Debido a la movilidad de los polimeros, la
permeabilidad no debe ser muy baja ni la viscosidad muy alta.

La profundidad es un factor critico, ya que se puede relacionar con la temperatura del
yacimiento, la cual influye en la estabilidad de los quimicos. Se recomienda que la
temperatura sea menor a 93 °C, aproximadamente. La salinidad es otro parametro que
debe mantenerse por debajo de un limite maximo permitido. La Figura 14 muestra un
esquema de inyeccién de polimeros.

Fluidos producidos (aceite, gas y agua)

Instalaciones de separacion y almacenamiento Pozo productor

Pozo inyector

i6 Bomba de
Solucian de polimero } e IS
dela planta inyeccion de

L2 5
mezcladora 4?112 4 - agua . LN

(1) Zona de aceite (@) Solucitn de polimeros (3) Agqua desplazante

Figura 14. Inyeccion de polimeros (Adaptada de Bailey, R.E. y Curtis, L.B.; Enhanced Oil Recovery; National
Petroleum Council, Washington, D.C., Estados Unidos, 1984, CNH 2012).

Inyeccion de surfactantes.

Es aplicable en arenas con fluidos ligeros a intermedios en densidad, y con valores de
viscosidades menores a las del caso de la inyeccion de polimeros.

De igual manera, la temperatura del yacimiento debe ser menor a 93°C
aproximadamente; y la temperatura, asi como la salinidad son factores muy importantes
gue se deben considerar. El surfactante inyectado debe disminuir la tensién interfacial
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hasta movilizar el aceite residual con lo cual se crea un banco de aceite donde el aceite y
agua fluyan como fases continuas (como se muestra en la Figura 15).

La tension interfacial se debe de mantener en el frente de desplazamiento para evitar que
el aceite movilizado sea re-atrapado. Asimismo, la retencion del surfactante debe ser baja.

BATERIA DE SEPARACION ¥
POZO INYECTOR TANQUES DE ROZ0RROBUCTAR
ALMACENAMIENTO
BOMEA DE
SOLUCIGN SURFACTANTE  INYECCIGN DE 5 R

DE UNA PLANTA AGUA [ s
MEZCLADORA n i .
B I :

RECUPERACION SOLUCION AGUA
DE ACEITE E ANON E] SURFACTANTE 5
ADICIONAL

Figura 15. Inyeccion de surfactantes.

Inyeccion de polimeros micelares.

Primero se inyecta un bache relativamente pequefio de solucién micelar para “liberar” al
aceite. Este es seguido por un volumen mas grande de solucién acuosa con polimero
para controlar la movilidad y asi minimizar la canalizacién.

Posteriormente se inyecta un bache de agua para mover los quimicos y el banco de
aceite resultante hacia los pozos productores. Una solucién micelar consiste de gotas muy
finas de agua dispersas en aceite, 0 de aceite en agua, producidas usando surfactantes,
con la adicion de ser necesaria, de co-surfactantes y soluciones de varias sales.

La Figura 16 presenta un diagrama del proceso que se realiza durante la inyeccion de
polimeros micelares con una configuracién de 5 pozos (5-spot).
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Seccion transversal de tres pozos de un patrén de 5 pozos.
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Figura 16. Inyeccién de Polimeros Micelares (Adaptada de National Energy Technology Laboratory;
Exploration & Production Technologies - EOR Process Drawings, CNH, 2012).

Inyeccion de alcalis (cdustica o inyeccidon con alto pH).

Este método puede resultar positivo cuando el aceite tiene un bajo pH (alta acidez). La
acidez normalmente se debe a la presencia de moléculas (usualmente resinas y
asfaltenos) que contienen radicales acidos. Con este método se reduce la tension
interfacial entre el aceite y la fase acuosa debido a que el alcalis reacciona con los
radicales en el aceite formando surfactantes. La mojabilidad de la roca es alterada por la
interaccion entre el alcalis y las moléculas polarizadas adsorbidas por los granos de la
roca; tiende a ser mojado por agua.

Finalmente se forma una emulsion agua/aceite. En el caso de aceites pesados y viscosos,
estas emulsiones tienen menor viscosidad que el aceite, mejorando el flujo a través del
yacimiento. Estos tres factores contribuyen a la mejora de desplazamiento del aceite por
el agua. La Figura 17 muestra un esquema de inyeccién de alcalis.
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Figura 17. Inyeccion de alcalis (Adaptada de Bailey, R.E. y Curtis, L.B.; Enhanced Oil Recovery; National
Petroleum Council; Washington, D.C., Estados Unidos, 1984, CNH, 2012).

Inyeccién de geles.

Los geles son utilizados para mejorar la eficiencia de barrido. Estos fluidos tienen alta
viscosidad, por lo que pueden ayudar a taponar las zonas altamente permeables para
prevenir la canalizacién de los fluidos inyectados y, por consiguiente, su produccién
temprana. Los geles también se pueden utilizar para reducir el volumen de agua que se
produce junto con el aceite.

Una vez que se produce la gelificaciéon en sitio, la entrada del flujo de agua al pozo se
reduce generalmente a menos de 25% de los gastos de produccién previas al tratamiento.
Esta reduccién en la permeabilidad al agua incrementa la permeabilidad al petréleo y
permite que éste circule con mayor facilidad desde la roca matriz hacia el pozo (dicho
proceso se muestra en la figura 18).

Los beneficios sobre los costos operativos son muchos: una menor cantidad de agua en
superficie, el posible reemplazo de costosas bombas electro-sumergibles por bombas de
varilla, una mayor produccion de petréleo debido a una mejor extraccion del yacimiento y
menos reparaciones al pozo, entre otras mas.
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El tratamiento de geles son usados

en pozos productores e inyectores
== para tapar zonas ladronas y

aumentar la eficiencia de barrido L

Figura 18. Inyeccion de geles (Recuperacion Mejorada de Petréleo, Ing. Rubén Pelaez Zapata, PetroQuiMex).

3.3. DEFINICION DE ESPUMA.

Las espumas, cuando se encuentran fuera del medio poroso, son definidas como una
aglomeracion de burbujas de gas (aire, nitrdgeno, CO2, vapor) separadas por una pelicula
de liquido llamada lamela. La unién de tres de estas peliculas forma una region que se
conoce como Borde de Plateau (Figura 19).

Gas
Borde de Plateau
Lamela _ ' . Espu}na
/ Liquido
Liquido Interface

Figura 19. Estructura de la espuma (adaptado de HOLSTEIN, Edward y LAKE, Larry. Petroleum Engineering
Handbook. Volume V).

Se pueden identificar dos tipos de espumas: espumas cuasi esféricas, las cuales estan
formadas por burbujas casi esféricas dispersas en una fase continua, y espumas
poliédricas, las cuales estan conformadas por una serie de burbujas con forma poliédrica
separadas por las lamelas.
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Las burbujas en espumas poliédricas presentan una forma distorsionada y pueden diferir
en tamafio y nimero de burbujas vecinas, lo cual viene determinado por el hiumero de
lados que tenga el poliedro.

Las lamelas de burbujas que tienen diferentes tamafos presentan ciertas curvaturas,
causadas por las diferencias de presion que existe entre ellas. Incluso en espumas cuyas
burbujas son mas o menos del mismo tamafio (espuma monodispersa), la curvatura en
las paredes del borde de Plateau genera una diferencia de presion entre el liquido que se
encuentra en esa region y el que se encuentra en la zona de las lamelas, haciendo que el
liquido tenga la tendencia a fluir hacia la zona de los bordes de Plateau y en
consecuencia, las lamelas se van adelgazando y colapsan, promoviendo de esta manera
la destruccion de la espuma.

Formacién de espumas.

Los factores que contribuyen a la formacion de espuma pueden ser por causas fisicas y
guimicas. Las causas fisicas pueden ser: agitacion, caida del liquido desde cierta altura,
borboteo de aire u otro gas en el centro del liquido. Las causas fisico-quimicas pueden
ser: agitacion de agua dulce con un jabon, en hielo no se presenta espuma sino
precipitacion de sales de calcio y magnesio, presencia de impurezas organicas asi como
Su concentracion.

Otra causa es la produccién de gases como el metano, acido sulfhidrico, diéxido de
carbono, después de una reaccién quimica o bioquimica. Ejemplo de esto son las
espumas presentes en cervezas y refrescos que se forman por la liberacion del gas
disuelto.

Cabe mencionar que en el fondo de los envases de estas bebidas, las burbujas son
pequefias y al subir se hacen mas grandes debido a que la expansién del gas comienza
de las burbujas pequefias hacia las mas grandes. De manera que éstas persisten en la
superficie formando espuma (ver Figura 20).

Cuando las burbujas se elevan a la superficie de un liquido y persisten en ella durante
cierto tiempo, sin coalescencia de una con la otra y sin ruptura en el espacio de vapor se
produce espuma.

Asi pues, la formacién de espuma consiste simplemente en la formacién, elevacion y la

agregacion de burbujas en un liquido en que la espuma pueda existir. La vida de las
espumas varia de segundos a afios, su mantenimiento es un fenémeno no dindmico.
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Figura 20. Expansion de gas en las burbujas de un refresco.

CARACTERISTICAS DE LA ESPUMA.

Varias propiedades importantes para la caracterizacion de la mayoria de las espumas
son: la calidad de la espuma, la textura de la espuma, la distribuciéon del tamafo de la
burbuja, estabilidad de la espuma y la densidad de la espuma.

Calidad.

La calidad de la espuma es el porcentaje de volumen de gas dentro de la espuma a una
presion y temperatura especificas. Las calidades de las espuman pueden exceder el 97%.
En la industria petrolera se encuentra calidades tipicas entre 75 y 90%. Cuando se
propaga en el medio poroso, la movilidad de muchas espumas disminuye a medida que
aumenta la calidad hasta el limite superior de la estabilidad de la espuma (un limite
superior de la calidad de la espuma es a menudo > 93%). Cuando se trata con espumas
de vapor, la calidad del vapor se refiere a la fraccion de masa de agua que se convierte
en vapor.

La Calidad de la espuma (Q) es la fraccidbn volumétrica de la espuma que es gas,
usualmente a condiciones de fondo de pozo. (Ecuacion 11)

V d,

g

Vg +V, d, +

11)

Q Bajo condiciones estaticas
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Textura.

La textura de una espuma es una medida del tamafio promedio de las burbujas de gas.
Las espumas empleadas en la EOR de un yacimiento poseen diametros de burbuja en el
rango de 50 y 1000 um. En general entre menor sea el tamafo de las burbujas de gas
mas estable sera la espuma y mostrara una mayor resistencia al flujo de gas en el medio
poroso.

La textura determina el flujo de la espuma en el medio poroso. Si el tamafio de las
burbujas es mucho menor que el diametro del poro, la espuma fluirdA como burbujas
dispersas a través de los canales; si por el contrario, la textura es mayor que el diametro
del poro, la espuma fluira como una progresion de peliculas o laminas que separan
burbujas individuales de gas.

Distribucién del tamafio de burbuja.

Es una propiedad empleada cominmente para evaluar la estabilidad de una espuma. Una
distribucién amplia en el tamafio de burbuja aumentara la inestabilidad de la espuma. Por
esta razén, se recomiendan burbujas de gas de tamafios uniformes. Entre mas
homogénea sea la distribucién en el tamafio de burbuja, la espuma exhibird una mayor
resistencia al flujo de gas en el medio poroso (ver Graficas 1y 2).

50

7o T T 50 T T
!/ Quality Quality
/ o0 078 O 0.86
wk | o 082 _ wl O 088
O 084 4093

Frequency [percent)
Frequency (percent)

0 0.20 0.40 0.60 0.80 0 0.20 0.40 0.60 0.80
Bubble diameter (mm) Bubble diameter (mm)
—

Gréficas 1y 2. Distribucion del diametro de burbuja (Don W. Green, G. Paul Willhite, Enhanced Oil Recovery,
1998).

Estabilidad o durabilidad.

La estabilidad de una espuma determina cuanto tiempo es requerido para que el 80% del
liquido presente en la espuma sea drenado, esto va a depender de las caracteristicas
fisicas y quimicas de la pelicula de liquido con surfactante. Las espumas son
metaestables; por lo tanto, todas las espumas eventualmente se descompondran. La
descomposicion de la espuma es un resultado de las peliculas excesivamente delgadas y
la ruptura con el tiempo y el resultado de la difusion del gas de pequefias burbujas a
grandes burbujas (esto engrosa el tamafio de la burbuja). Efectos externos, como el
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contacto con un rompedor de espuma, contacto con una superficie hidrofébica, y
calentamiento local puede romper la estructura de la espuma.

Los factores que afectan la estabilidad de la ldmina de espuma incluyen drenaje
gravitacional, succién capilar, elasticidad de la superficie, viscosidad, contacto con
superficies solidas, contacto con gotas de liquido, dispersion de la lamela, difusiéon del gas
de una burbuja a otra, entre otras.

Colapso inducido de una espuma.

El colapso inducido de una espuma convencional puede ocurrir por los siguientes
factores:

» Calentamiento local: causa una reduccién en la absorcion del surfactante (en la
interfase gas/liquido), lo que ocasiona el adelgazamiento de las laminas de liquido
y la coalescencia de las burbujas de gas. Sin embargo, existen surfactantes que
han permitido generar espumas estables a temperaturas cercanas a los 500 °F
(260°C).

» Altas salinidades: ocasionan la degradacion quimica del surfactante. En
ambientes con altas salinidades, la formacién in-situ de la espuma podria no
ocurrir. Para solucionar esto, se emplean surfactantes resistentes a la salinidad o
se inyectan pre-flujos salinos en las zonas a tratar.

> Contacto con aceite.

» Altos gastos de produccién.

Densidad.

La densidad de las espumas juega un papel importante en su ubicacion en el yacimiento,
tanto en procesos de control de movilidad como en procesos de bloqueo de zonas.
Espumas con densidades bajas facilitaran su ubicacion y posicionamiento en el medio
poroso.

A diferencia de otras tecnologias, la baja densidad que ofrecen las espumas permite que
éstas sean mas facilmente ubicadas en los intervalos superiores del yacimiento donde la
produccion de gas (por conificacién u overriding) y la canalizacién del gas de inyeccion
son mas probables.

El blogueo de estos intervalos durante la inyeccién de gas ayuda a que el fluido de
inyeccién se desvie y barra zonas con saturaciones altas de aceite.
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Movilidad.

La movilidad de una espuma en el medio poroso puede ser expresada de manera analoga
a la movilidad de los fluidos newtonianos continuos en la siguiente Ecuacién 12:

K xk,
f = 2
M 42

Dénde:

A+ = movilidad de la espuma.

K = permeabilidad absoluta.

ks = permeabilidad relativa a la espuma.
s = viscosidad de la espuma.

Es importante tener en cuenta que la movilidad de una espuma atrapada es igual a 0
(ideal en procesos de bloqueo de fluidos).

Viscosidad efectiva.
La viscosidad efectiva de una espuma puede expresarse de la siguiente manera:

a XT];

Me =y + : (13)
f

Donde:

Mg = viscosidad de la fase continda de gas.

o = constante de proporcionalidad que varia con la permeabilidad y el tipo de surfactante.
ns = textura.

v; = velocidad intersticial.

C = exponente que expresa el comportamiento adelgazamiento por flujo de la espuma.

La Ecuacion 13 es el resultado del flujo de espuma a través de tubos capilares.

FACTORES QUE AFECTAN LAS PROPIEDADES DE LAS ESPUMAS.
Efecto de la permeabilidad y los gastos de flujo.
Pruebas de laboratorio realizadas en nucleos con permeabilidades bajas mostraron una

fuerte relacion entre la permeabilidad y la viscosidad aparente de la espuma. Los
resultados de las pruebas evidenciaron una disminucion en la viscosidad efectiva con la
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reduccion en la permeabilidad del medio. Esto debido al comportamiento del
adelgazamiento por flujo de la espuma.

La disminucién en la viscosidad de la espuma con el aumento en los esfuerzos de corte
es util en la inyeccion de espumas pre-formadas. Altos gastos de corte en las cercanias a
la cara del pozo daran como resultado bajas viscosidades, altas inyectividades y bajas
presiones de inyeccién. A distancias de penetracién mas profundas donde los gastos de
corte son menores, las viscosidades aparentes aumentaran, mejorando con esto el control
de movilidad y la restriccion al flujo.

Pruebas adicionales mostraron que las espumas tienden a ser menos estables y a
generar un bloqueo pobre de zonas cuando se manejan altos gastos de produccion.

Efecto de la salinidad.

Pruebas de laboratorio modificando la salinidad de una fase acuosa fueron llevadas a
cabo, con el fin de medir la influencia de este factor en la estabilidad de la espuma. El
incremento en la salinidad durante todas las pruebas dio como resultado una disminucion
dramatica en la viscosidad aparente de la espuma, en su estabilidad y un aumento en la
movilidad de la espuma. Este fendmeno hace que surfactantes estables a las altas
salinidades de las aguas de formacion sean formulados. Los surfactantes AOS (sulfonatos
de alfa-olefinas) han mostrado tolerancia a las altas salinidades de las aguas de
formacion y a la adicién de polimeros.

Efecto de pH.

El pH de la fase acuosa de las espumas puede reducirse por la presencia de acidos o
gases acidos en los fluidos del yacimiento. Sin embargo, no se encuentran cambios
importantes en la estabilidad de la espuma cuando el pH del agente espumante es bajo.

Efecto de la saturacién de aceite.

El aceite disminuye la habilidad de la espuma para reducir la permeabilidad al gas. El
contacto de la mayoria de las espumas con aceite tiende a disminuir su estabilidad y su
viscosidad aparente. El grado de tolerancia de la espuma a la presencia de aceite
depende del tipo de crudo. En general, las espumas son menos estables cuando
interactian con aceites livianos.

Altas saturaciones de aceite aceleran la desestabilizacion de una espuma y como tal su
ruptura. Sin embargo, la saturacién de aceite critica dependera del disefio del agente
espumante (surfactante). Una espuma bastante sensible podria romperse a saturaciones
de aceite del 20%. Esta limitacion podria resultar beneficiosa en procesos de inyeccion de
espumas para bloqueo de zonas, ya que de esta manera la espuma no causaria dafio a
las zonas de interés con altas saturaciones de aceite movil, sino que seria mas estable en
aquellas zonas donde las saturaciones de crudo son bajas (zonas ladronas). La tolerancia
de las espumas a la presencia de aceite es actualmente mejorada con el uso de
surfactantes fluorados y aditivos especiales.
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El efecto de la presion capilar (Pc).

La estabilidad de las espumas en el medio poroso depende de la presion capilar.
KHRISTOV y colaboradores argumentaron que las espumas se rompen a presiones
capilares bajas hasta una presion capilar limite (Grafica 3). Sin embargo, no todas las
lamelas coalescen simultdneamente a la presion capilar critica. El valor de presion capilar
limite para las espumas en el medio poroso varia con la formulacién del surfactante, la
velocidad del gas y la permeabilidad del medio.

Inestable

Presion Capilar, Pc

Saturacion de liquido, Sw

Grafica 3. Efecto de la Presién capilar( KHATIB, Z.1., HIRASAKI, G.H. AND FALLS, A.H. Effects of capillary
pressure on coalescence and phase mobilities in foams flowing through porous media. SPE 15442. 1988).

Efecto de la mojabilidad.

Los mecanismos de generacidon de espuma en el medio poroso (snap-off capilar, leave-
behind y division de lamela) parecen preferir la existencia de una superficie mojada por la
fase acuosa. En situaciones cuando existe mojabilidad mixta, la espuma se generara en la
zona mojada por agua. En las zonas mojadas por aceite la espuma no se genera, y las
lamelas colapsaran cuando pasan a través de estas partes de la roca.

En los medios inicialmente mojados por aceite, pero sin aceite, se ha demostrado que la
espuma puede generarse tan efectiva como en la roca mojada por agua.

Esto se debe a la absorcidn del surfactante en el material del ndcleo, un proceso donde
se cambia la mojabilidad de la roca mojada por agua.
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TIPOS DE ESPUMAS EN EL MEDIO POROSO.

Las altas movilidades del gas en el medio poroso estan fuertemente influenciadas por la
presencia de zonas de alta permeabilidad y por la diferencia considerable entre la
densidad del fluido inyectado y la del aceite original del yacimiento. Estas situaciones
comunmente ocasionan problemas de canalizacibn y overriding (segregacion
gravitacional). La identificacion previa del problema determinara en cierta medida el éxito
de un tratamiento con espumas.

De acuerdo al tipo de problemay a la funcion que desempenfian, las espumas se clasifican
en:

Espumas para control de movilidad (Foam flooding).

Este tipo de espumas son utilizadas cominmente en procesos de inyeccion de vapor,
aire, y CO2 con el fin de reducir la segregacién gravitacional de los fluidos de inyeccion y
mejorar la eficiencia de barrido volumétrica. En pocas palabras, este tipo de aplicacion
mejora la relacion de movilidad entre el fluido de inyeccion y los fluidos originales del
yacimiento.

Espumas para bloqueo y desvio de fluidos.

Son utilizadas durante la inyeccidon de gas en yacimientos naturalmente fracturados o
yacimientos estratificados con contrastes altos de permeabilidad, con el objetivo de
mitigar la canalizacion del fluido de inyecciébn y mejorar el barrido en zonas con
saturaciones altas de aceite. Estas espumas modifican los perfiles de inyeccion.

Espumas para control de RGA.

La funcién principal de estas espumas es reducir la conificacion del gas a través del
bloqueo temporal de zonas problema, cercanas a los pozos productores. La conificacién
puede ocurrir ya sea por la presencia de una capa de gas como por el overriding de un
frente de gas inmiscible. Las espumas para control de RGA maodifican los perfiles de
produccion.

Es de destacar que las espumas efectivas para bloqueo de zonas deben ser mas estables
que las espumas empleadas en control de movilidad. Lo anterior indica que este tipo de
espumas deberan tener un valor alto de calidad, una textura fina, una distribucion de
tamafio de burbuja uniforme y una viscosidad efectiva alta.

Las espumas también pueden clasificarse de acuerdo con la forma y a la ubicacién de las
burbujas de gas en esféricas y poliédricas.

La comprension de como las espumas se comportan y se desarrollan en el medio poroso
es critica para una aplicacién efectiva de las espumas para el mejoramiento en el
yacimiento. El como funciona la espuma y la funciéon en el medio poroso no siempre es
intuitivamente obvia con base en como la espuma se comporta en su forma regular.
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COMPORTAMIENTO DE LAS ESPUMAS EN EL MEDIO POROSO.

La comprension del comportamiento de las espumas en el medio poroso es un aspecto
importante en la eficiencia de un proceso de este tipo. Conocer como se propaga la
espuma y sus funciones en el yacimiento no es una tarea sencilla. Por esto, la inyeccién
de espumas es considerada un proceso complejo a nivel quimico y operacional.

A diferencia de lo que usualmente se cree, las espumas no se propagan a través del
medio poroso como estructuras continuas de peliculas de liquido interconectadas que
contienen burbujas de gas. Por el contrario, éstas existen como burbujas de gas
individuales que se encuentran en contacto directo con el fluido mojante de la roca. En la
mayoria de los medios porosos, las espumas se propagan en forma continua donde cada
burbuja de gas es separada de la siguiente por una pelicula de liquido o lamela. La
longitud de las burbujas de gas en la mayoria de los casos es del mismo tamafio o excede
el tamafio del poro. Es importante tener en cuenta que la estabilidad y el comportamiento
de una espuma a nivel de yacimiento estan fuertemente influenciados por las
interacciones de las peliculas de liquido con las paredes de los poros.

Reduccién de la movilidad.

Se ha observado que la movilidad de una espuma es significativamente menor que la
movilidad de la fase individual de gas y en algunos casos ligeramente mas pequefa que
la movilidad de la fase acuosa individual.

La reduccion de la movilidad de una espuma resulta de la combinacién de dos
fendmenos: disminucion de la permeabilidad relativa de las fases individuales e
incremento o mejoramiento de la viscosidad de las fases. A nivel de yacimiento, la
disminucion de la movilidad es lograda por el aumento en la saturacion residual de gas
atrapado (gas inmovil) en el medio poroso y por el incremento de la resistencia al flujo de
la fase gaseosa, resultante del arrastre de las peliculas de liquido a través de gargantas
de poro pequefias.

Reologiay flujo.

La viscosidad aparente de una espuma durante su propagacion a través del medio poroso
exhibe con frecuencia un comportamiento de adelgazamiento por flujo. Debido a esto, las
espumas a menudo son llamadas fluidos pseudo-plasticos. Las espumas empleadas en
aplicaciones a yacimientos de petréleo exhiben esfuerzo de cedencia (yield stress). Esto
indica que cuando los esfuerzos de corte son cero, la espuma permanece inmaovil en el
medio poroso y solo fluye cuando el esfuerzo o gradiente de presién umbral es alcanzado.
La ubicacién de una espuma en una zona especifica puede reducir su permeabilidad y el
flujo a través de ella. Sin embargo, la disminucién en la permeabilidad es més significativa
en medios porosos con altas permeabilidades (esfuerzos de corte bajos). Se ha
observado, que la reduccién al flujo de agua ofrecida por las espumas es mucho menor
gue la reduccién al flujo de gas. La disminucion significativa del flujo de gas es atribuida
en cierto modo al incremento en la saturaciéon de gas atrapado en el medio poroso. Es
importante mencionar que el arrastre y la resistencia al flujo que ofrecen las lamelas a
través de la estructura porosa determinan también la reduccion de movilidad de la
espuma, la disminucién de la permeabilidad del medio y la reduccion del flujo.
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La Figura 21 muestra un esquema de la saturacion de gas atrapado y de un tren de
burbujas de gas fluyendo durante la propagaciéon de una espuma a través del medio
poroso. Solo un porcentaje pequefio entre el 1% y el 15% de la saturaciéon de gas
presente en la espuma fluye. Por su parte, la saturacién de gas estacionaria o atrapada
en la espuma bloquea el flujo de gas en los poros pequefios e intermedios, lo que
ocasiona la disminucién de la permeabilidad relativa al gas.

La viscosidad efectiva de la porcion de espuma que se encuentra fluyendo en los poros
mas grandes es determinada por las interacciones entre las burbujas de gas y las
peliculas de liquido. Esta viscosidad es en algunos casos mas grande que la viscosidad
efectiva de la fase acuosa, cuando ésta satura completamente el medio.

gas continuo gas discontinuo fluyendo

gas discontinuo (atrapado)

Figura 21. Esquema a nivel poroso de un tren de burbujas de gas fluyendo y de la saturacion de gas atrapado
durante la propagacion de una espuma a través del medio poroso (YAN, WEI. foam for mobility control in
alkaline/surfactant Enhanced Oil recovery process.tesis. Rice University.houston-texas. modificada).

La propagacion de una espuma en un medio poroso y permeable es un proceso complejo
gue envuelve un namero grande de eventos a nivel microscopico y macroscopico. Las
manifestaciones macroscopicas del flujo en el medio poroso son el resultado de la
combinacién de muchos eventos a escala de poro que envuelven la evolucion de las
burbujas de gas y las interacciones de las peliculas de liquido con las paredes de los
poros durante el flujo multifasico. La comprension completa de estas manifestaciones
requiere de la comprension de los fendbmenos que ocurren a nivel de poro durante la
propagacion de una espuma.

La formacién de las lamelas durante el flujo de la espuma en el medio poroso ocurre por
la combinacién de tres mecanismos de generacion: rompimiento (snhap-off), division y
leave behind. Se cree que el mecanismo de rompimiento (snap-off) es el que domina
durante el flujo de la espuma en el yacimiento. Las lamelas formadas a partir de los
mecanismos de snap-off y divisiébn son perpendiculares a la direccion del flujo y paralelas
a la direccién del flujo cuando son formadas por el mecanismo leave-behind.

El comportamiento de una espuma de alta calidad propagandose a través de un
yacimiento esta gobernado por las presiones capilares y por la coalescencia, mientras que
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el comportamiento del flujo de espumas de calidad baja estd dominado por la saturacion
de gas atrapado. En el medio poroso, una espuma puede presentar flujo en estado
estable o flujo transiente. El primero de ellos se refiere al flujo que ocurre después de que
la espuma ha sido formada y propagada a través del medio poroso. Durante este tipo de
flujo, el perfil de saturacién de liquido permanece casi uniforme a lo largo del medio por
donde se propaga la espuma. Por su parte, el flujo transiente se refiere al flujo que ocurre
conforme la espuma esta siendo formada y propagada. El perfil de saturacién de liquido
en este tipo de flujo va incrementando progresivamente en la direccion del flujo.

La propagacion de espumas a distancias profundas representa un desafio en procesos de
control de movilidad. La presencia de aceite y los bajos gradientes de presiéon en las
zonas lejanas a los pozos complican el transporte y la estabilidad de las espumas en el
medio poroso. Sin embargo, la tolerancia al aceite puede mejorarse por la adicién de
surfactantes resistentes en la fase acuosa.

En esta tesis nos enfocaremos al método termo-quimico de inyecciébn de vapor con
espuma.

3.4. USO DE ESPUMAS EN EL METODO DE INYECCION DE VAPOR.

Cuando el yacimiento presenta fracturas y/o zonas de alta permeabilidad, los fluidos
inyectados, que sean soluciones acuosas o vapor, tienden a "escaparse" por este camino
de menor pérdida de carga, y por lo tanto no penetran en las demas zonas. A menos que
se reduzca el gasto de inyeccion de vapor, el pozo productor comenzard a producir
grandes cantidades de vapor. Esto resulta en una pésima eficiencia de barrido y por lo
tanto en una baja recuperacion.

La inyecciébn de espumas con vapor surge como un método que busca disminuir la
produccién de los fluidos inyectados, mejorar la eficiencia de barrido areal y vertical, a
través de la disminucion de la movilidad de los fluidos de inyeccién o el bloqueo de zonas.
Las espumas utilizadas en la recuperacion mejorada de los yacimientos son dispersiones
de burbujas muy pequefias de gas (generalmente CO2, N2, vapor o gas hidrocarburo) con
diametros que oscilan entre los 50 um y los 1000 pm en una fase acuosa.

Las espumas actian como un agente de control de movilidad, aumentando la resistencia
al flujo y generando un frente de desplazamiento mas estable. También generan un
bloqueo de los canales preferenciales de flujo, mejorando con esto los perfiles de
inyeccién y produccion.

Esta tesis tiene como fin evaluar la eficiencia de una espuma con inyeccion de vapor para
reducir la movilidad del vapor y aumentar la recuperacion de aceite en las fracturas y en
la matriz de YNF.

Las espumas son formadas cuando se presenta un contacto entre el gas (vapor) y el
liguido en presencia de agitacion. La mayoria de las espumas tienden a romperse
rapidamente, debido a la separacién de sus componentes. Se han reportado casos en los
que el tiempo de vida media de una espuma convencional ha sido menor a 1 segundo.
Una solucion a esta limitacion consiste en adicionar a la fase liquida concentraciones
pequeias de surfactante.
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Como se observa en la Figura 22, el surfactante se ubica en la interface de los dos fluidos
impidiendo la separacion del gas y el liquido y aumentando la estabilidad de la espuma.
Por diferencia de densidades, la fase gaseosa en una espuma tiende a ascender,
mientras la fase liquida tiende a depositarse, ocasionando la ruptura temprana de la
espuma.

o Liquido o IS ® Surfactante
H,sC,,0-S0; " Na* Na® -SO;- OCy,H,5
-« .
Burbujas de aire Burbujas de aire

HysC:,0-50;" Na*  Na* 'SO;- OCy,H,s
—

Figura 22. Esquema de la formacién de espumas en la presencia de surfactantes (Sandoval Meneses Yurley
Marcela, Franco Aparicio Leandro Alfredo, “Analisis De La Implementacion De La Tecnologia De Espumas
Como Método Para Aumentar El Factor De Recobro En Campos Petroleros”, Tesis Universidad Industrial De
Santander, 2010).

La comprension de la quimica basica de un surfactante es esencial en su adecuada
seleccion para una aplicacion de campo especifica y en el éxito de un proceso de
inyeccion de espumas.

En aplicaciones de espumas a YNF, los surfactantes deben ser capaces de generar
espumas quimicamente estables al contacto con salmueras, aceite y minerales. Para
lograr esto, es necesario agregar aditivos a la fase acuosa que aumenten la estabilidad y
la viscosidad aparente de la espuma.

Es importante mencionar que al elegir un surfactante estable a altas temperaturas juega

un papel importante en aplicaciones de espumas a yacimientos sometidos a inyeccion de
vapor o a yacimientos con temperaturas elevadas.
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A continuacion se presenta el Diagrama 1 con los tipos de surfactantes:

Diagrama 1. Tipos de surfactantes (Adaptado de: Dr. Serrano Saldafia Enrique, Presentacion de la materia de
Recuperacion Secundaria y Mejorada, F.l. UNAM, 2011).

Histéricamente, los sulfonatos han sido utilizados en aplicaciones de espumas a
yacimientos con altas temperaturas (>170°F o 76°C) y los sulfatos en aplicaciones a bajas
temperaturas (<120°F o 49°C). La adicion de co-surfactantes también incrementa la
tolerancia de las espumas a las altas temperaturas.

Los sulfonatos de alfa-olefinas son considerados los surfactantes mas ampliamente
empleados en las aplicaciones de espumas a YNF, debido a su tolerancia a la salinidad,
estabilidad a altas temperaturas, alta disponibilidad y bajo valor comercial.
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La mezcla de varios surfactantes ha sido recomendada por algunos autores para mejorar
la estabilidad de las espumas. La tolerancia de las espumas al aceite puede mejorarse
utilizando surfactantes fluorados en conjunto con otros surfactantes, sin embargo, éstos
han sido utilizados en muy pocas ocasiones, debido a su alto costo.

MECANISMOS DE RECUPERACION.

Los mecanismos de recuperacion que se pueden presentar en la inyeccién de espumas
con vapor son:

1. Inyeccion continua de espuma de baja calidad (empuje viscoso).

2. Posicionamiento de la espuma en el medio de alta permeabilidad.
3. Cierre del sistema.

4. Control de movilidad del gas.

5. Coalescencia de la espuma.

6. Liberacion del surfactante.

7. Adsorcion del surfactante.

8. Moadificacion de propiedades interfaciales.

9. Inyeccién de un nuevo bache de espuma para barrer el aceite liberado.

VENTAJAS Y DESVENTAJAS DE LA INYECCION DE ESPUMAS CON VAPOR.
Ventajas de la inyeccién de espumas con vapor.

La inyeccion de espumas con vapor para el mejoramiento de recuperacion de los YNF
ofrece las siguientes ventajas:

» Reduccion efectiva de la movilidad del gas y del vapor en procesos de gas flooding
y steam flooding respectivamente (agente de control de movilidad).

» Reduccion en la produccién de agua y gas por conificacion (agente de bloqueo).
Experiencias de campo han mostrado que las espumas son mas efectivas en el
control de RGA que de WOR.

» Reduccion temporal del flujo de gas a través de estratos de alta permeabilidad y
zonas fracturadas (agente de bloqueo).
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>

A diferencia de los polimeros y los geles, las espumas son mas resistentes a la
degradacion biolégica, mecéanica y quimica.

A diferencia de la inyeccién de polimeros y geles, la inyeccion de espumas es
considerado un proceso relativamente econémico.

Las espumas no generan un dafio permanente al medio poroso, debido a que
poseen tiempos de vida media relativamente cortos (no superiores a 6 meses en la
mayoria de experiencias de campo reportadas en la literatura).

Es posible alcanzar inyectividades altas, debido a que las espumas se comportan
como fluidos shear-thinning. Este comportamiento asegura también un control de
movilidad mas eficiente en las zonas lejanas a los pozos donde los gastos son
bajos (aumento de la viscosidad de la espuma). En medios porosos con altas
permeabilidades, las espumas alcanzan factores de reducciéon de movilidad altos,
asociados también a los bajos gastos. Debido a esto, la resistencia al flujo ejercida
por una espuma es mayor en este tipo de medios, lo que mejora el bloqueo de
zonas ladronas.

Facil posicionamiento de la espuma en el medio poroso debido a su baja
densidad.

Desventajas de lainyeccion de espumas con vapor.

Las desventajas de la inyeccion de espumas con vapor son presentadas a continuacion:

>

>

Es una tecnologia muy compleja a nivel quimico y operacional.

Las espumas convencionales tienden a desestabilizarse y a romperse en
presencia de aceite.

La retencidén/absorcion y la degradacion del surfactante en el medio poroso afecta
la estabilidad de las espumas.

La propagacion profunda de las espumas en procesos de control de movilidad y en

bloqueo de zonas y fracturas puede verse afectada por los bajos gradientes de
presién presentes en estas zonas.
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CAPITULO 4

ESTADO DEL ARTE

Se realiz6 una extensa revision en las bases de datos de la literatura especializada sobre
la historia de la inyeccion de vapor con espuma para tener una idea sobre la evolucion de
este método de recuperacion en la industria petrolera. Esta informacién se obtuvo
principalmente de articulos y tesis, donde se mencionan las aportaciones mas relevantes,
aunque hay poca informacién actual al respecto ya que ha sido escasa la aplicaciéon en
campos petroleros. A continuacién se resume cronolégicamente esta revision:

El concepto de espuma para control de movilidad en la recuperacién de petroleo fue
sugerido en 1958 por BOND Y HOLBROOK, ellos propusieron como agente para la
recuperacion de aceite una mezcla de soluciébn de surfactante y gas (vapor). En su
método, un surfactante soluble en agua como agente activo con caracteristicas de
produccién de espuma es inyectado dentro de un yacimiento como un bache. Este bache
es seguido por gas (vapor) para producir una espuma dentro de la roca.

En 1963, una patente fue otorgada con espuma generada en el yacimiento. (BEESON,
1963) encontrd que la inyeccion de un surfactante seguido por un bache de gas condujo a
la EOR. A pesar de que lo relacion6 a un cambio de mojabilidad de agua a una
mojabilidad de aceite, es probable que la formacion de espuma fue mas significativa que
el cambio de mojabilidad.

La primera investigacion en los mecanismos de procesos de inyecciéon de espuma fue
hecha por (FRIED, 1964). El mostro que la espuma puede desplazar aceite desde
estructuras porosas que nhormalmente no es recuperable por mecanismos de
recuperacion convencionales de agua o gas.

(BERNARD y HOLM, 1965) fueron los primeros en indicar que las espumas podian
bloguear selectivamente las zonas de alta permeabilidad (o menores zonas de dafo).
Ellos concluyeron, en base a su experimento, que la espuma fue muy efectiva al reducir la
permeabilidad al gas para altas saturaciones de gas y que los agentes espumantes
incrementan el atrapamiento de este. Mostraron una saturacion de agua desplazada de
aproximadamente 0.20 sin agentes espumantes, la cual se incremento a 0.70 usando
agentes espumantes.

El primer proceso patentado para el proceso de inyeccién de espuma con vapor fue una
patente concedida a NEEDHAM en 1968, que describe un proceso donde el vapor es
desviado del estrato de alta permeabilidad al estrato de baja permeabilidad por un tapon
(plug). NEEDHAM mostro que la espuma hecha con vapor como la fase gaseosa se
inyecta en un yacimiento para obtener un mejor perfil de inyeccion que con solo usar
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vapor. Cuando el vapor se condensa y la espuma se rompe, el flujo de liquidos calientes
de nuevo en el pozo no se ve obstaculizada por la presencia de una fase gaseosa.

En el aflo 1969, SMITH y colaboradores propusieron el uso de divergentes para
tratamientos &cidos.

La aplicacion de inyeccién de espuma con vapor para mejorar la inyeccion de pozos
remojados con vapor aplicados en campos petroleros fue reportada por FITCH y MINTER
(1976). Hubo una recuperacion de aceite adicional a partir de la inyeccion de solo vapor a
costo econémicamente rentable.

En 1976 CHARLES J. ENGLE y JOHN H. RUNNELS obtienen una patente en la cual
muestran el procedimiento para bloquear los estratos de alta permeabilidad utilizando un
surfactante generador de espumas con gas condensable (vapor). En la patente
mencionan que para aumentar la produccién de petréleo, el vapor puede ser ciclicamente
inyectado en los estratos para reducir la viscosidad del aceite, por lo que el aceite fluye
mas facilmente (este método se llama estimulacion ciclica de vapor). Si la formacion
alrededor del pozo incluye estratos de diferentes permeabilidades para permitir la
estimulacion de la produccion por cualquiera de los estratos menos permeables, los
estratos altamente permeables estan conectados antes de la inyeccion de vapor.

La descripcion del proceso de inyeccion de espuma con vapor para control de
segregacion gravitacional y los resultados de la primera prueba de campo del proceso
fueron descritos en una patente concedida a DILGREN y colaboradores en 1978. Se
describe la importancia de incluir tanto el gas no condensable y también una salmuera
(p.e. NaCl) en su composicion de vapor con espuma. Su idea parece ser impedir que con
el vapor y la espuma, el flujo de aceite en la produccion de canales de alta permeabilidad
pudieran crecer en espesor y por lo tanto producir mas petréleo.

Para los primeros veinte afios del uso en la ingenieria petrolera, la espuma fue estudiada
principalmente como un selectivo agente bloqueador con vapor utilizado en proyectos de
recuperacion térmica y para yacimientos de gas natural.

En un documento se muestra que los surfactantes usados en generacion de espuma en
proyectos de inyeccion de vapor, DILGREN y colaboradores (1982) encontraron dos
componentes necesarios ademas de los ya conocidos. Uno fue la presencia de pequefas
cantidades de gas por ejemplo N, en el vapor de modo que la espuma no pueda ser
totalmente colapsada cuando el vapor se condensa. El otro componente fue la presencia
de por lo menos una pequefia cantidad de NaCl (varia el porcentaje). Ellos encontraron un
mejor rendimiento en la espuma final llamandola “espumas mas fuertes” que la anterior
espuma.

Los resultados de extensas pruebas de campo llevadas a cabo en un proyecto
patrocinado por DOE, fueron presentadas en un detallado reporte por BOWMAN (1983)
estas fueron precedidas por trabajos de laboratorio primero en seleccion de surfactante y
después en desplazamiento de vapor con surfactante en medios porosos grandes. Una
vez mas fue reconocida la importancia de gas no condensable asi como inhibidores de
corrosién junto con el bloqueo parcial de zonas altamente permeables.
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Las cinco pruebas de campo (Midway-Sunset, Cat Canyon y San Ardo, campos de
California) ya sean para incremento de la produccion de aceite o también conducir a otros
beneficios positivos.

Los resultados de muchas pruebas de campo usando inyeccién de vapor con espumas se
han reportado por BLAIR y colaboradores (1984). Mientras no se cree que estos actian
como agentes de formacion de espuma, ellos son sin duda surfactantes que son efectivos
en EOR, probablemente al afectar la mojabilidad de la roca y posiblemente las
propiedades en la interface aceite caliente — agua.

En los afios 80’s se reportaron un gran numero de pruebas de campo y resultados de
investigacion. MARSDEN prepar6 un estudio acerca de espumas en el medio poroso en
1985. En la primavera de 1985, documentos publicados presentan el flujo de espuma en
medios porosos. Tanto con pruebas de campo como de laboratorio contindan al igual que
varias aplicaciones, principalmente en proyectos de recuperacién térmica.

En 1986 BRIJ y BINCENT realizaron una evaluacion a nivel de laboratorio de agentes
espumantes, realizaron medidas de la estabilidad de la espuma a altas temperaturas.

Un estudio de la reologia de la espuma fue preparado por HELLER y KUNTAMUKKULA
en 1987.

Un estudio del comportamiento de las espumas a condiciones de yacimiento fue realizado
por SULFRIDGE vy colaboradores en 1989. En este mismo afio HIRASAKI investigé el
proceso de vapor con espuma.

En 1993 THOMPSON y GDANSKI realizaron un estudio a nivel de laboratorio para el
desvio de tratamiento acido con espuma. HOLT y VASSENDEN realizaron una seleccién
(screening) de las implicaciones de los efectos de la presion en la estabilidad de la
espuma.

HANSSEN (1993) llevé a cabo unos ensayos de campo para evaluar la eficacia de los
surfactantes formadores de espuma en EOR preferentemente en la reduccion de la
produccién de gas a través del tratamiento directo de pozos de alta RGA.

Datos de campo han demostrado que las espumas son mas efectivas cuando el gas no
condensable esta presente incluso en pequefias concentraciones. El mayor atractivo de la
inyeccion de surfactantes sin un gas no condensable es el econdmico (ISAACS vy
colaboradores, 1994). Los surfactantes inyectados también pueden reducir la TIF agua-
aceite para reducir la saturacién de petréleo residual.

En 1994 hubo un auge en la aplicacién de espumas en proyectos avanzados de EOR.
TURTA y SINGHAL (1998) revisaron mas de 40 publicaciones en proyectos de EOR y
tratamientos de pozos productores para desarrollar criterios de investigaciéon que nos
permitan disefiar y aplicar las espumas de una forma eficiente.

Mediante la revision de los proyectos realizados, (TURTA Y SINGHAL, 2002) llegaron a
la conclusion de que la idea de colocar un tapon de soluciébn de surfactante y la
generacion de espuma. Sin embargo, la inyeccion de espuma, preformada en superficie
utilizando nitrégeno o vapor causo6 una reduccion significativa de RGA que se tradujo en
un aumento de la produccion de aceite por un periodo de varias semanas.
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(TURTA Y SINGHAL, 2002) compararon los surfactantes y nitrdgeno de inyeccion en los
proyectos de Venezuela y llegaron a la conclusion de que el modo de inyeccion ciclico
tenia una mayor recuperacion.

En el afio 2006 YAN realizo una investigacion de las espumas para control de movilidad y

también estudio el flujo de la espuma en fracturas homogéneas, encontr6 los
mecanismos gue pueden afectar la viscosidad aparente de la espuma en las fracturas.
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CAPITULO 5

DISENO EXPERIMENTAL

5.1. DISENO EXPERIMENTAL.

En un proceso termo-quimico el Fr esta en funcion de: calidad del vapor (Xv), , calidad de
la espuma (Xc), concentracion del surfactante (Cs), tiempo (t), mojabilidad, tensién
interfacial (TIF), presion capilar (Pc), moles (M), y de las demas variables intrinsecas del
medio poroso, del fluido y del tipo de desplazamiento.

A nivel de laboratorio, en los modelos fisicos usados s6lo fue factible observar y
cuantificar variables macroscépicas que no son dependientes de la presién, que no
dependan de la gravedad.

Variables Independientes.

Tiempo (t), Temperatura (T), Porosidad de la fractura (¢;), porosidad de la matriz (o),
densidad (p), Vol.celda, saturacion de agua (Sw), saturacién de aceite (So), salinidad, pH,

tipo de iones en el agua.

Variables Dependientes.

Tension interfacial (TIF), viscosidad del aceite (u,), razon de movilidad, Mojabilidad, factor
de recuperacion (Fr), eficiencia de barrido (Ev)=Ea*Eh

Constantes.

Permeabilidad de la fractura (kf), Permeabilidad de la matriz (k) gastos del vapor (g.),
inyeccion de surfactante, tipo de aceite.

5.1.1. NUMERO DE EXPERIMENTOS.

Se realizaran 3 experimentos: el primero simula un yacimiento homogéneo, el segundo un
yacimiento fracturado y el tercero a un yacimiento densamente fracturado, que se
plantearan a detalle posteriormente.
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Tipo de experimentos.
En los 3 experimentos se realizaran las inyecciones:
Experimento 1y 2:

1. Inyeccion de agua caliente.

2. Inyeccion de vapor.

3. Inyeccion de vapor con espuma.

Experimento 3:

1. Inyeccion de agua caliente.

n

Inyeccion de vapor.

3. Inyeccidn de espuma generada con nitrégeno.

4. Inyeccién de vapor.

5. Inyeccién de espuma generada con nitrégeno.

PROCESO SECUNDARIO.

Inyeccién | Inyeccién | Inyeccion Inyeccién de
de agua de vapor de vapor—espuma—vapor—espuma
caliente espuma
con vapor
Sistema
homogéneo v v v
(Caso base)
Sistema v v v
Fracturado
Sistema
Densamente v v
fracturado

Tabla 3. Etapas de los experimentos
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5.2. MATERIAL.

Cristaleria.

Soxhlet.
Material de vidrio que se utiliza para la
extraccion de compuestos contenidos en
un solido, a través de un solvente a fin.

Picnometro.

Frasco con un cierre sellado de vidrio
gue dispone de un tap6n equipado de un
finisimo capilar, de tal manera que
puede obtenerse un volumen con gran
precision.

Esto permite medir la densidad de un
fluido, en referencia a la de un fluido de
densidad conocida como el agua.

Tubos de ensayo

Celda de saturacion

(de vidrio).
Equipo que contiene la muestra de roca
para que sea saturada de agua. Consta
de tapa de vidrio, esta se sella con
“pasta” especial; soporta bajas presiones
y tiene conexiones para la entrada y
salida del fluido asi como para la
extraccion del aire.

Vaso de precipitado
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Matraz

Equipo.

Bomba de inyeccién de agua.
Equipo utilizado para el
desplazamiento de agua destilada,
cuenta con un medidor de presion de
inyeccién ademas de saber el volumen
de agua inyectada.

Regulador de voltaje.
Es un equipo eléctrico que acepta una
tension de voltaje variable a la entrada,
dentro de un parametro
predeterminado y mantiene a la salida
una tension constante (regulada).

Generador de vapor.

Equipo diseflado para generar vapor
debido a una transferencia de calor,
proveniente de la transformacion de la
energia eléctrica de la resistencia, en
energia utilizable (calor), y transferirla
al fluido de trabajo (agua en estado
liquido), la cual la absorbe y cambia de
fase (se convierte en vapor que se
utilizé para inyectar a las muestras de
roca.

Celda de acrilico.
Celda sellada y aislada térmicamente
donde van las muestras de roca
simulando un yacimiento. Consta de
dos tapas de aluminio y entradas de
termopares para el registro de
temperaturas.
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Lineas de acero

Valvulas

Tanque de nitrégeno

Generador de espuma.
Este equipo forma Ila espuma
inyectando un gas (nitrdgeno en
nuestro caso) y una solucién de agua y
surfactante a través de su estructura
metdlica. Gas y liquido (solucién) se
mezclan generando asi la espuma.

Cilindro de transferencia.
Cilindro por el cual pasan los fluidos
inyectados a la celda (surfactante y
agua destilada). Consta de un pistén,
una entrada y una salida con tapas
roscadas.

Mandémetros.
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Termopares. -t ——
Son sensores de temperatura que
consiste en dos conductores metalicos s

diferentes, unidos en un extremo, se
utilizan para convertir la energia en
voltaje. No mide temperaturas
absolutas, sino la diferencia de n_
temperatura entre el extremo caliente y
el extremo frio.

Horno al vacio.
Comunmente usado para deshidratar
reactivos de laboratorio o0 secar
instrumentos. ElI horno aumenta su
temperatura uniformemente conforme
pase el tiempo.

Agitador

Balanza.

Celda de saturacion
(aluminio).

Equipo que contiene la muestra de
roca para que sea saturada de aceite 0
agua. Consta de tapa roscada que
hace que soporte presiones
relativamente altas y conexiones para
la entrada y salida del fluido.
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Rocas

Muestras de roca caliza
bedford (nucleos).

Galleta de roca caliza.
Roca cilindrica disefiada para que
genere espuma de mejor calidad. Esta
roca va colocada en el generador de
espuma.

Fluidos

Agua destilada.

Aceite de pozo Petronac 5
(Poza Rica).

Surfactante IMP- 3100.

Cloroformo.
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El aceite del pozo PETRONAC 5 pertenece al campo Poza Rica de la region Norte y tiene
las siguientes caracteristicas:

Vo=0.87 gricm*®a 30 °C
°API=31

pH=7
Salinidad=20.500 PPm

El surfactante utilizado en estas pruebas para generar la espuma es un complejo
supramolecular y sus caracteristicas son:

Es altamente espumante.
Modifica la mojabilidad.

Impide incrustaciones.

Impide corrosion.

Dispersante de asfaltenos (ASF).
Reduce la tension interfacial.

VVVVVY

5.3. DESARROLLO.

Trabajo preliminar.

Antes de empezar las pruebas se obtuvieron las dimensiones de los nlcleos; en las
siguientes imagenes se muestran las dimensiones:

Scm

10cm

Scm

Foto 1. Dimensiones de la muestra de roca homogénea.

Sem

Sem

Scm

Foto 2. Dimensiones de la muestra de roca fracturada
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Foto 3. Dimensiones de la muestra de roca densamente fracturada.

Se analiza el funcionamiento de cada uno de los materiales para evitar errores de mal uso
en los experimentos.

Caracterizacion y limpieza de muestras de roca.

Para empezar el experimento, se limpiaron las muestras de rocas (nucleos) utilizando el
Soxhlet, cloroformo vy teflén, este proceso duré aproximadamente 1 semana.

Foto 4. Proceso de limpieza de muestras de roca por medio del Soxhlet llenado con cloroformo y
teflén. (a) Después de 4 dias, (b) Limpieza después de 4 dias y medio, (c) Después de 5 dias, (d)
Se observa el cloroformo totalmente limpio, finalizando el proceso después de 6 dias.

Secado.

Posteriormente se metieron a un horno al vacio para extraer cualquier sustancia que
estuviera dentro del espacio poroso de las muestras y quedaran los nucleos secos.
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Capitulo 5

Foto 6. Muestras de rocas secas.

Caracterizacion.

Se calculé el volumen poroso (porosidad) de las muestras de rocas (nucleos) de la
siguiente manera:

Datos proporcionados:

Volumen de poros=Volumen de agua= 115.4 ml
Didmetro de la muestra de roca original= 8.799 cm

Longitud de la muestra de roca original= 9.987 cm
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Capitulo 5

2
A=r7r?= ﬂ(@j =60.81cm?

V_ .. = A*longitud = (60.81)(9.987) = 607.31cm’
p=—P 54 4100 -19.001%
V. 607.31

Troca

El volumen de poros total de la muestra de roca (ndcleo) fue de 19 %.

Se calcul6 el volumen de agua con el que se puede saturar la muestra de la siguiente
manera:

Viges =™ Viger_re = (0.19)(250) =47 5ml,,

otal _roca

Después se pesaron las muestras secas para usar ese peso de referencia y saber el
volumen de agua y aceite que puede absorber el nlcleo.

Saturacion.

Posteriormente se saturaron las muestras de roca a un 15 % aproximadamente del
volumen de poros con agua destilada en la celda de saturacion de vidrio.

Foto 7. Proceso de saturacion de las muestras de roca (nlcleos) con agua destilada.
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Capitulo 5

Finalmente se saturan los nucleos con aceite muerto a un 85 % aproximadamente del
volumen de poros en la celda de saturacion de aluminio.

Finalmente, las muestras de roca quedaron saturadas de la siguiente manera:

Foto 8. Proceso de saturacién con aceite muerto.

Porcentaje Porcentaje .
Porcentaje C .
de de Saturacion
Peso ., ., de .
saturacién saturacion L. final de
Muestra seco . saturacion .
[91] con agua con aceite final aceite
destilada muerto [%] [ml]
[%] [%] °
Looca 530.8 17.47 71.2 88.67 33.82
omogenea
Roca
fracturada 522.5 19.16 74.7 93.86 355
Roca
densamente 518.5 17.26 69.05 86.31 32.8
fracturada
Tabla 4. Saturaciones con agua destilada y con aceite muerto de cada una de las muestras de
roca.

Se hace el arreglo para cada uno de los experimentos con ayuda de diagramas para ver
cual va a ser el mejor en cuanto a perdida de energia.

Montaje en la celda.

Se coloca el nucleo en la celda y se procede a empezar la prueba registrando
temperaturas en el generador de vapor y en la celda de acrilico.
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Capitulo 5

Foto 9. Montaje de la muestra de roca en la celda.

54 PRIMER EXPE}RIMENTO: INYECCION DE VAPOR CON ESPUMA A UN
NUCLEO HOMOGENEDO.

Descripcion.

Se llevaron a cabo 3 etapas:

Etapa 1. Se inyect6 agua caliente a la celda por un lapso de 2horas 14 minutos.
Etapa 2. Se inyect6 vapor a la celda por un lapso de 4 horas 15 minutos.

Etapa 3. Se inyect6 un primer ciclo de vapor con surfactante por un lapso de 51 minutos.
Después se inyect6 un segundo ciclo de vapor con surfactante por un lapso de 2 horas 33
minutos.

El arreglo del primer experimento fue siguiente:
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Capitulo 5

CAPTURA DE DATOS

BOM BA DE
TERMOPARES INYECCION
DE AGUA

e

REGULADOR
@ . X

CORRIENTE

GENERADOR
DE VAPOR - "

SURFACTANTE Ji

CELDA COM NUCLED

Diagrama 2. Esquema del primer experimento.

b \ .

VALVULA DE PA!

BOMBA DE
INYECCION
CELDA DE ACRILICO
@ \ CONMUESTRA

)

GENERADOR v
DE VAPOR CILINDRO DE
TRANSFERENCIA

DE VOLTAJE

Foto 10. Disefio del primer experimento.

Procedimiento.

El proceso de las inyecciones del experimento fue el siguiente:

» Se comenzl inyectando agua caliente hasta que la temperatura en la entrada de la
celda alcanzé entre 40 y 45 °C, se dej6 durante tres dias por imbibiciéon.

A continuacion se muestra el proceso de inyeccién de agua caliente:
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Capitulo 5

ACEITE LIBRE POR LA
SATURACION

|+

" ENTRADA
=3

DIRECCION DE FLUJO

Foto 11. En la imagen se observa la muestra de roca homogénea en la celda antes de empezar a
inyectar agua caliente.

ZONA
SATURADA
CON AGUA

e

DIRECCION DE FLUJO

Foto 12. Se observa la zona saturada con agua en el momento en que se empieza a producir solo
agua destilada.

.WZONA\

SATURADA
CON AGUA

|

DIRECCION DE FLUJO DIRECCION DEFLUJO

Foto 13. Se deja de inyectar agua caliente y se observa que la celda esta totalmente saturada. También se ve
mayor presencia de aceite libre.
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Capitulo 5

» Se observo la presencia de hidrocarburo libre en la celda, el cual no se produjo pero se
estimo en 2.65 gr= 3ml de aceite muerto (8.87% de Fr). Posteriormente se inyect6 de
nuevo agua destilada caliente hasta que se alcanzé aproximadamente 40 °C en la
entrada de la celda. A continuacion se procedié a inyectar vapor a una temperatura en
el generador de vapor de entre 110 a 115 °C a un gasto de 300 ml/h.

Foto 14. Después de los tres dias de imbibicién, se observa presencia de aceite libre en la
celda.

ACEITE LIBRE ENTRADA
DE VAPOR

DIRECCION DE FLUIO DIRECCION DE FLUIO

g

ACEITE LIBRE

- -y swie m Y NRE
AN A

Foto 15. Al inyectar vapor bajan los niveles de agua en la celda y ese espacio es ocupado
por vapor.
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Capitulo 5

» A los 4 minutos de haber empezado la inyeccion de vapor se observd que empezo a
recuperarse hidrocarburo.

Foto 16. Recuperacion de hidrocarburo en la inyeccion de vapor.

> Después de 4 horas 15 minutos y haber recuperado 15.22 gr = 17.22 ml de aceite
muerto (50.91 % de Fr), se dej6é de inyectar vapor observandose hidrocarburo libre.

(BT |

VAPOR' - ‘
DIRECCION DE FLUJO .

ACEITE LIBRE ~

Foto 17. Se observa la roca en la celda al final de la inyeccion de vapor.

» Al dia siguiente se preparé la solucién de surfactante y agua destilada para proceder a
la inyeccion de vapor con espuma.
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Capitulo 5

Se hicieron los siguientes célculos para obtener el valor de mililitros de surfactante que
usaremos:

CV,=C),

C, =30%

V, =X

C,=0.2%

V, =1000ml

Despejando V;:

_CV, _ (0.2%)a000ml) _

V
1 Cl 30% surfactante

Por lo tanto se utilizé 6.6 ml de surfactante para preparar un litro de solucion.

Foto 18.Surfactante utilizado en las Foto 19. Mezcla del surfactante con
pruebas. agua destilada.
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Foto 20.Surfactante en el cilindro de transferencia.

» Se empez0 a inyectar agua destilada caliente con surfactante en la celda a un gasto de
300 ml/h hasta alcanzar aproximadamente de 40 a 45 °C y se deja asi hasta el

siguiente dia.

ITTTTHTTRTRY AVSREERRRRERCRS
oo Perwrs-|

DIRECCION DE FLUJO

ACEITE LIBRE ACEITE LIBRE g

AGUA CALIENTE AGUA CALIENTE
.~ CON SURFACTANTE CON SURFACTANTE ——

A -

Foto 21. Inyeccion de agua caliente con surfactante, se observé presencia de aceite libre.

» Posteriormente se inyectaron 50 ml de agua destilada caliente a la celda a un gasto de
300 ml/h. Después se empez6 a inyectar vapor con espuma por un lapso de 51
minutos hasta que se termind la solucion de surfactante (esta fue la primer inyeccién
de vapor con espumay), con un volumen recuperado de 0.2 gr = 0.23 ml de aceite (0.68

% de Fr).
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((CTTTTTTITTTTTo ;\..m\\
== e

DIRECCION DE FLUJO

D/ ACEITE LIBRE ACEITE LIBRE
1 AGUA CALIENTE CON AGUA CALIENTE CON

* SURFACTANTE SURFACTANTE

“~ VAPORCON
ESPUMA

4

&i _a
Foto 22. Primera inyeccion de vapor con espuma, el aceite se liberé de mejor manera ya que la
espuma con vapor se metia en la matriz aunque se produjo poco.

» Se prepard 1 litro de surfactante para seguir con la segunda inyeccién de vapor con
espuma. Se observé que al empezar la inyeccion se recuperé mas hidrocarburo que en
el primer ciclo de inyeccion de vapor con espuma, también se observo que la espuma
desplazé al hidrocarburo libre como se ve en las fotos:

i VAPORCON ——

ESPUMA ESPUMA L.

S8 ACEITE LIBRE ACEITE LIBRE

<:1 DIRECCION DE FLUJO <:|

Foto 23. Segunda inyeccion de vapor con espuma, se observa en la entrada y en la salida
de la celda presencia de espuma y vapor.
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Foto 24. Al acabarse el surfactante y dejar de inyectar, se observé mejor barrido tanto de
aceite libre como el que se encuentra en la matriz debido a la combinacion de vapor con el
agente espumante.

> Esta segunda inyeccion duré 2 horas 33 minutos y se tuvo una recuperacion de 6.6 gr
= 7.4 ml de aceite.(21.88 % de Fr)

ROCA CON POCO ACEITE LIBRE

/ ACEITE LIBRE ACEITE LIBRE
{3 orecaionpero ——

Foto 25.Celda con la muestra de roca al final de la prueba.
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Diagrama de flujo.

A continuacion se muestra el procedimiento que se llevo a cabo en el experimento:

Disefio del
arreglo
experimental

Registro de
temperaturas

v

Inyeccion de

agua destilada
caliente

W

Inyeccion de
Vapor

|r|',.fELLi1UH de
VEPOT Con
espuma (primer
ciclo)

Medicion de
volumenes de
aceite
producidos

¥

Inyeccion de
VEPOr con

gspuma (segundo

cicla)

Esquema 1. Diagrama de flujo del primer experimento

Evaluacion.

Al final del experimento se evaluaron los porcentajes de recuperacion de aceite muerto en

cada una de las etapas, las cuales se muestran en la siguiente tabla:

N Recuperacion de aceite Factor de recuperacion
umero de etapa
muerto (ml) (%)
1. Inyeccién de agua
caliente. £ ST
2. Inyeccion de 1722 50.91
vapor.
3. Inyeccidn de vapor
con espuma
(primer ciclo) e .
4. Inyeccioén de vapor
con espuma
(segundo ciclo) 74 21.88
Total 27.85 82.34

Tabla 5. Recuperacién de aceite en cada etapa del primer experimento.
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5.5. SEGUNDO EXPERIMENTO: INYECCION DE VAPOR CON ESPUMA A UN
NUCLEO FRACTURADO.

Descripcion.

Se llevaron a cabo 3 etapas:

Etapa 1. Se inyect6 agua caliente a la celda por un lapso de 2horas 14 minutos.
Etapa 2. Se inyect6 vapor a la celda por un lapso de 4 horas 9 minutos.

Etapa 3. Se inyect6 un primer ciclo de vapor con surfactante por un lapso de 2 horas 7
minutos.

Etapa 4.Después se inyectd un segundo ciclo de vapor con surfactante por un lapso de 2
horas 15 minutos.

El arreglo del segundo experimento es el siguiente:

CAPTURA DE DATOS

BOMBA DE
TERMOPARES INYECCION
DE AGUA

+ Q REGULADOR Dﬂl

DE
CORRIENTE

GENERADOR
DE VAPOR

SURFACTANTE }7

CELDA COM MUCLED

Diagrama 3. Esquema del segundo experimento.

-

bt g

VALVULA DE PASO
)

BOMBA DE
INYECCION

TUBOSDEENSAYO

L GENERADOR .

s — 2 DE VAPOR CILINDRO DE
REGULADOR : N TRANSFERENCIA
DE VOLTAJE g

Foto 26. Disefio del segundo experimento.
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Procedimiento.

» Se inyect6 por 2 horas 14 minutos agua destilada caliente a un gasto de 300 ml/h hasta
gue alcanzé la temperatura de 40 a 45 °C aproximadamente en la entrada de la celda y

se dejo en imbibicion por 3 dias.

- ‘. ¥ v —_ ’ . .
T Pl

FRACTURA { ROCA FRACTURADA .
’ TR FRACTURA D, ZONA
i

;;"PTR[ZECI - o~ 1ImmDE &= LIBRE
SEPARACION PE
ACEITE LIBRE POR LA :

SATURACION

(== =

ERECCION DE FLUJO DIRECCION DE FLUJO

ENTRADA

Foto 27. En la imagen se observa la muestra de roca fracturada en la celda antes de
empezar a inyectar agua caliente.

ZONA
SATURADA
CON AGUA

Foto 28. Se observa la zona saturada con agua en el momento en que se empieza a
producir solo agua destilada.

» Después de 3 dias de dejar en imbibicién la muestra de roca en la celda, se volvié a
calentar el generador de vapor y se inyectdé de nuevo agua destilada caliente a 90 °C
en el generador de vapor hasta que alcanzé de 40 a 45 °C en la entrada de la celda.
Se inyectdé agua caliente sin haber recuperado hidrocarburo en ese lapso, pero se
estimo el volumen expulsado de aceite en 1.32 gr= 1.5 ml (4.22% de Fr).
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Foto 29.Muestra de roca después de los tres dias de imbibicion, se observa presencia de
aceite libre en la celda.

» Posteriormente se inicid con la inyeccién de vapor a un gasto de 300 ml/h a una
temperatura entre 110 y 115 °C durante 4 horas 9 minutos. Se calculdé una
recuperacion de hidrocarburo de 3.06 gr = 3.47 ml. (9.77 % de Fr).

-~ e\
AW

. DIRECCION DE FLUJO DIRECCIONDEFLUIO
% WAPOR

m\ ACEITE LIBRE ACEITELIBRE ~ :

#}

Foto 30. Se observa la canalizacion del vapor en las fracturas.

81



Foto 31.Recuperacion de aceite en la inyeccién de vapor.

» Al dia siguiente se continué con la inyeccién de vapor con espuma, de igual manera se
preparé solucion de surfactante con agua destilada. Se colocé en el cilindro de
transferencia para iniciar la inyecciobn de agua caliente con surfactante hasta que la
celda alcance 40-45 °C.

T

> DIRE€CION DEFLUJO DIRECCIONDE FLUJO
. A

ACEITE LIBRE

v ACEITE LIBRE

AGUA CON SURFACTANTE AGUA CON SURFACTANTE ——-r:"
a Moutie 7 = \
S ! o L] 1

Foto 32. Inyeccién de agua con surfactante para calentar el sistema e iniciar con la inyeccion de
vapor con espuma.

» Se inicié con la primer inyeccion de vapor con espuma a un gasto de 300 ml/h hasta
que se acabd el surfactante, esta inyeccion dur6 2 horas 7 minutos y se recuperé 1.5 gr
= 1.69 ml de aceite (4.76 % de Fr) y se dej6 el fin de semana en imbibicién.
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DIRECCION DE ALUJO DIRECCION DE FLUJO

ACEITE LIBRE <\

Foto 33. Primera inyeccion de vapor con espuma a las condiciones de cierre.

» Después de 3 dias se empez0 con la segunda inyeccidn de vapor con espuma; primero
se inyectaron 50 ml de agua destilada caliente y posteriormente se dejé elevar la
temperatura del generador de vapor para inyectar vapor con espuma durante 2 horas
15 minutos. Al dejar de inyectar se observé que la espuma se desplaz6 mas rapido
saliendo de la matriz de la roca quedando hidrocarburo libre en la celda, el volumen
recuperado fue de 6.3 gr = 7.12 ml de aceite. (20.05 % de Fr).

ESPUMACON VAPOR & 2

ACEITE LIBRE—

DIRECCION DE FLUJO

N g

L
>

| /a\E

Foto 34. Segunda inyeccién de vapor con espuma. Se observa que la espuma esta siendo
desplazada hacia las fracturas provocando que la energia se disipe hacia la matriz.
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ESPUMA CON VAPOR

<«—— ACEITE DESP
[E_—-.lg/ ACEITE LIBRE

DIRECCION DE FLUJO DIRECCION DE FLUJO

Foto 35. Al dejar de inyectar espuma con vapor, se observa un mayor barrido de aceite
debido a que la espuma sale a causa de una diferencia de presion.

4N -
COOCOOCCCCECCCRRETTRTER

W

Foto 36. Condiciones al término del segundo ciclo de inyeccion de vapor con espuma. Se
observa como la espuma se metio entre las fracturas mejorando el barrido tanto en las
fracturas como en la matriz.

El aceite que quedo libre en la celda se midi6 junto con la dltima inyeccién de
vapor con espuma.
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Diagrama de flujo.

A continuacion se muestra el procedimiento que se llevo a cabo en el experimento:

Diseno del
arreglo
experimental

Regisztro de
temperaturas

v

Inyeccion de

agua destilada
caliente

W

Inyeccion de
VEPOT

Inyeccion de
Vapor con
gspuma [ primer
ciclo)

Medicion de
volumenes de
aceite
producidos

.
Inyeccion de
Vapor con

gspuma (segundo
cicla)

Esquema 2. Diagrama de flujo del segundo experimento

Evaluacion.

Al final del experimento se evaluaron los porcentajes de recuperacién de aceite muerto en

cada una de las etapas, las cuales se muestran en la siguiente tabla:

Numero de etapa Recuperacion de aceite Factor de recuperacion
P muerto (ml) (%)
1. InyeCC|o_n de agua 15 4.92
caliente.
2. Inyeccion de 3.47 977
vapor.
3. Inyeccidn de vapor
con espuma
(primer ciclo) 168 4.76
4. Inyeccién de vapor
con espuma 7.12 20.05
(segundo ciclo)
Total 13.78 38.81

Tabla 6. Recuperaciéon de aceite en cada etapa del segundo experimento.
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5.6. TERCER EXPERIMENTO: INYECCION DE VAPOR CON ESPUMA A UN
NUCLEO DENSAMENTE FRACTURADO.

Descripcion.

Se llevaron a cabo 5 etapas:

Etapa 1. Se inyect6 agua caliente a la celda por un lapso de de 23 minutos.
Etapa 2. Se inyect6 un primer ciclo de vapor a la celda por un lapso de 2 horas.

Etapa 3. Se inyect6 un primer ciclo de espuma generada con nitrégeno por un lapso de 11
minutos.

Etapa 4. Se inyecto un segundo ciclo de vapor a la celda por un lapso de 1 hora 55
minutos.

Etapa 5. Se inyecto un segundo ciclo de espuma generada con nitrdgeno por un lapso de
12 minutos.

El arreglo del tercer experimento es el siguiente:

CAPTURA DE DATOS

TERMOPARES — i o8
DE AGUA
(p REGULADOR 2

DE
CORRIENTE

GENERADOR
DEVAPOR

|| GENERADOR _X_‘ SURFACTANTE {

DE ESPUMA

Diagrama 4. Esquema del tercer experimento.
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=
GENERADORDEVAPOR

ULABOR DEVOLTAIE ,//

< T3
1/ BOMBA DE INYECCION

E 1 TS
S ~aL

CELDA CON g;':ggﬁ&%
e MLESTRADE

ROCA™ — .NITROGENO

Foto 37. Disefio del tercer experimento.

Como puede verse en la imagen, el arreglo de este tercer experimento se modifico ya que
se inyecto por separado un ciclo de vapor, seguido de un ciclo de espuma generada con
nitrégeno y surfactante y otro ciclo de vapor seguido de otro ciclo de espuma.

El nitrogeno es un gas que dificilmente reacciona a temperatura ambiente y generalmente
son necesarias temperaturas altas, por lo que, segun las condiciones, puede emplearse
como gas inerte. Puede utilizarse para generar burbujas méas pequefias en aplicaciones
donde sea necesario el uso de espumas.

Procedimiento.

» Se hicieron pruebas de estabilidad y calidad de la espuma generada con nitrégeno,
tratando de que esta fuera lo mas humeda vy viscosa posible (menor al 80% de
calidad) ya que una espuma con estas caracteristicas tarda mas tiempo en romperse
generando un mejor efecto de bloqueo sobre el vapor.

ESPUMA GENERADA CON NITROG .

Foto 38. Pruebas de calidad de la espuma generada con nitrégeno.
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El proceso de las inyecciones del experimento fue el siguiente:

» Se comenzd inyectando 50 ml de agua destilada caliente a una temperatura en el
generador de 90 °C a un gasto de 300 ml/hr por un periodo de 23 minutos.

ITITTTITRRTRaT RN T

ZJ
Zong . ZONA
LIBRE <,:| <:| r
DIRECCION DE FLUIO DIRECCION DE FLUID :
B
g F ENTRADA

FRACTURAS DE FRACTURA DE

1 mmDE 5 mm DE
SEPARACION i SEPARACION

s veup o \ - - ! 3

prueba.

» DIRECCION DE FLUJO DIRECCION DE FLUJO

[

Foto 40. Se observa la zona saturada con agua caliente.
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> Después de esto se empezd a inyectar vapor a una temperatura entre 110 a 115 °C por
un lapso de 2 horas, con una recuperacion de aceite de 0.88 gr = 0.99 ml (3.01 % de
Fr).

ACEITE LIBRE

N

AGUA
==

Foto 41.primer ciclo de inyeccién de vapor. Fue poco el aceite producido debido al mayor
fracturamiento.

» Posteriormente se empez6 a inyectar un primer ciclo de espuma generada con
nitrégeno a temperatura ambiente por un lapso dell minutos hasta que se comenzé a
producir hidrocarburo y espuma; se observé que barrio el aceite libre en la celda de
una mejor manera comparada con la inyeccion de espuma generada con el vapor. Se
produjo 2.46 gr = 2.78 ml de aceite que nos da un Fr de 8.47 %.

A RNt IR0 RA0 0000000

% ACEITE LIBRE
s ACEITELIBRE/ \

DIRECCION DE FLUJO DIRECCION DE FLUIO

Foto 42. Al inyectar la espuma generada con nitrdgeno, se observa un mejor y rapido
barrido del aceite gracias al nitrdgeno.
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BARRIDO'CON
ESPUMA

-—

Foto 43. La espuma se posiciond a través de las fracturas y zonas libres desplazando al aceite.

» Se dejo en reposo la celda por un tiempo de 15 a 20 minutos para dejar que la espuma
actuara y posteriormente se empezd a inyectar el segundo ciclo de vapor por un
periodo de 1 hora 55 minutos, se obtuvo un volumen de aceite recuperado de 1.8 gr =
2.13 ml (6.49 % de Fr).

VAPOR BLOQUEADO
POR LA ESPUMA

AGUA
CONDENSADA

DIRECCION.DE FLUJO

Foto 44. Se observa como la espuma bloquea el paso del vapor permitiendo que se meta a
través de la matriz provocando una mayor expulsion de aceite debido a que la energia
actla directamente en la matriz, la roca y en los fluidos.
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DIRECCION DE FLUJO -

ACEITE LIBRE POR LA coNADGEz:ADA
ACCCION DE EL

IBLOQUE DEL VAPOR

POR LA ESPUMA ’.'

Foto 45. Se observa aceite libre debido a que la espuma bloqueo el paso del vapor actuando los
dos en la matriz, laroca y en los fluidos.

» A continuacién se comenzé a inyectar el segundo ciclo de espuma generada con

nitrégeno por 12 minutos donde se recuperd 5.76 gr = 6.51 ml de aceite (19.84 % de
Fr).

4

e

DIRECCION DE FLUJO DIRECCION DE FLUJO

DESPLAZAMIENTO
<«—— DELACEITE LIBRE
DEBIDO A LA

ESPUMAINYECTADA

Foto 46. Al haber inyectado solo vapor en el ciclo anterior, la espuma del primer ciclo bloqueo de
tal manera que actuaron en conjunto tanto el vapor como el surfactante en el sistema roca —
fluidos. Esto se vio reflejado en el Fr de la Ultima inyeccién de espuma con nitrdgeno.
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DIRECCION DE FLUJO DIRECCION DE FLUJO

DESPLAZAMIENTO
AL FINAL DE LA
INYECCION

L —

| NS
4R 5 b1 ‘a

G

Foto 47 y 48. Se observa un mejor barrido del aceite libre con la espuma generada con
nitrégeno a temperatura ambiente.

Foto 49. Al final de la prueba se observa la muestra mas limpia en comparacion con las otras
pruebas.
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Diagrama de flujo.

A continuacion se muestra el procedimiento que se llevo a cabo en el experimento:

Registro de
temperaturas

Inyeccion de
aspuma
{segundo ciclo)

Diseiio del
arreglo
experimental

Inyeccion de
agua destilada
caliente

Medicion de
volumenes de
aceite
pro d|! cidos

Iny eccion de
vapor (segunde
ciclo}

Inyeccion de
vaper (primer

ciclo]

Inyeccion de
espuma { prim er
ciclo)

Esquema 3. Diagrama de flujo del tercer experimento.

Evaluacion.

Al final del experimento se evaluaron los porcentajes de recuperacién de aceite muerto en

cada una de las etapas, las cuales se muestran en la siguiente tabla:

Numero de etapa Recuperacion de aceite Factor de recuperacién
muerto (ml) (%)
1. Inyeccién de agua 0 0
caliente.
2. Inyeccidn de vapor
(primer ciclo). 0.99 3.01
3. Inyeccion de
espuma generada
con nitrégeno 2.78 8.47
(primer ciclo)
4. Inyeccién de vapor
(segundo ciclo) 2.13 6.49
5. Inyeccion de
espuma generada
con nitrégeno 6.51 19.84
(segundo ciclo)
Total 12.41 37.81

Tabla 7. Recuperacion de aceite en cada etapa del tercer experimento.
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Con esto se concluyeron las tres pruebas planeadas del experimento, y se analizaron
resultados para ver cudles de los objetivos se cumplieron.

5.7. RESULTADOS FINALES.

Con base a las etapas realizadas en cada uno de los experimentos, se obtuvieron los
siguientes resultados:

EXPERIMENTO 1.

Como ya se sabe este experimento fue realizado con una muestra de roca homogénea,
por lo que se tuvo menor perdida de energia y fue el experimento en que mayor Fr se
obtuvo.

Etapa 1 (Inyeccién de agua caliente). Solo se produjeron 527.5 ml de agua destilada y se
recuperaron 2.65 gr equivalente a 3ml de aceite.

Inyeccion de agua caliente
Tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr) vol. aceite (ml) Fr
3.50 1 0.07 0.08 0.23
7.00 2 0.04 0.05 0.13
10.50 3 0 0.00 0.00
14.00 4 0.03 0.03 0.10
17.50 5 0.01 0.01 0.03
21.00 6 0 0.00 0.00
24.50 7 0.03 0.03 0.10
28.00 8 0.01 0.01 0.03
31.50 9 0.02 0.02 0.07
35.00 10 0.03 0.03 0.10
38.50 11 0.04 0.05 0.13
42.00 12 0.06 0.07 0.20
45.50 13 0.01 0.01 0.03
49.00 14 0.1 0.11 0.33
52.50 15 0.04 0.05 0.13
56.00 16 0.5 0.57 1.67
59.50 17 0.04 0.05 0.13
63.00 18 0.03 0.03 0.10
66.50 19 0.04 0.05 0.13
70.00 20 0.05 0.06 0.17
73.50 21 0.1 0.11 0.33
77.00 22 1 1.13 3.34
80.50 23 0 0.00 0.00
84.00 24 0 0.00 0.00
87.50 25 0 0 0.00
91.00 26 0 0 0.00
94.50 27 0 0 0.00
98.00 28 0 0 0.00
101.50 29 0 0 0.00
105.00 30 0 0 0.00
108.50 31 0 0 0.00
112.00 32 0 0 0.00
115.50 33 0 0.00 0.00
119.00 34 0.2 0.23 0.67
122.50 35 0.2 0.23 0.67
126.00 36 0 0 0.00
129.50 37 0 0 0.00
133.00 38 0 0 0.00
136.50 39 0 0 0.00
140.00 40 0 0 0.00
Total 2.65 3.00 8.86
volumen (ml) 2.997737557

Tabla 8. Datos obtenidos de la inyeccién de agua caliente.
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Etapa 2 (Inyeccién de vapor). Fue en el ciclo que mayor Fr se tuvo.

Inyeccion de vapor
Tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr) vol. aceite (ml) Fr
4.42 1 0.2 0.23 0.67
8.84 2 0.5 0.57 1.67
13.26 3 0.2 0.23 0.67
17.68 4 0 0.00 0.00
22.11 5 0 0.00 0.00
26.53 6 0.2 0.23 0.67
30.95 7 0.3 0.34 1.00
35.37 8 0.3 0.34 1.00
39.79 9 0 0.00 0.00
44.21 10 0 0.00 0.00
48.63 11 0 0.00 0.00
53.05 12 0.2 0.23 0.67
57.47 13 0.2 0.23 0.67
61.89 14 0.2 0.23 0.67
66.32 15 0.2 0.23 0.67
70.74 16 0.4 0.45 1.34
75.16 17 0.2 0.23 0.67
79.58 18 0.1 0.11 0.33
84.00 19 0.4 0.45 1.34
88.42 20 0.1 0.11 0.33
92.84 21 0.5 0.57 1.67
97.26 22 0.1 0.11 0.33
101.68 23 1 1.13 3.34
106.11 24 1 1.13 3.34
110.53 25 0.2 0.23 0.67
114.95 26 0.1 0.11 0.33
119.37 27 0.4 0.45 1.34
123.79 28 0.4 0.45 1.34
128.21 29 0.2 0.23 0.67
132.63 30 0 0.00 0.00
137.05 31 1 1.13 3.34
141.47 32 0.2 0.23 0.67
145.89 33 0.1 0.11 0.33
150.32 34 0.6 0.68 2.01
154.74 35 0.5 0.57 1.67
159.16 36 0.2 0.23 0.67
163.58 37 0.4 0.45 1.34
168.00 38 0.2 0.23 0.67
172.42 39 0.5 0.57 1.67
176.84 40 0.12 0.14 0.40
181.26 41 0.6 0.68 2.01
185.68 42 0.4 0.45 1.34
190.11 43 1 1.13 3.34
194.53 44 1 1.13 3.34
198.95 45 0.5 0.57 1.67
203.37 46 0.1 0.11 0.33
207.79 47 0.1 0.11 0.33
212.21 48 0.1 0.11 0.33
216.63 49 0 0.00 0.00
221.05 50 0 0.00 0.00
225.47 51 0 0.00 0.00
229.89 52 0 0.00 0.00
234.32 53 0 0.00 0.00
238.74 54 0 0.00 0.00
243.16 55 0 0.00 0.00
247.58 56 0 0.00 0.00
252.00 57 0 0.00 0.00
Total 15.22 17.22 50.91
volumen (ml) 17.21719457

Tabla 9. Datos obtenidos en la inyeccion de vapor.
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Etapa 3 (Inyeccion de primer y segundo ciclo de vapor con espuma). De acuerdo a la
produccion de los fluidos se recuperdé mas en el segundo que en el primer ciclo.

1a. Inyeccion de vapor-espuma
tiempo (min tubo volumen de aceite (gr) fol aceite (ml| Fr
1 1 0.09 0.10 0.30
2 2 0.11 0.12 0.37
Total 0.2
volumen (ml) 0.23 0.23 0.67
2a. Inyeccion de vapor-espuma
tiempo (min) tubo vol. de aceite ({ vol aceite (ml) Fr
2.94 1 0 0.00 0.00
5.88 2 0 0.00 0.00
8.83 3 0 0.00 0.00
11.77 4 0.1 0.11 0.33
14.71 5 0.2 0.23 0.67
17.65 6 0.2 0.23 0.67
20.60 7 0.1 0.11 0.33
23.54 8 0.1 0.11 0.33
26.48 9 0.1 0.11 0.33
29.42 10 0 0.00 0.00
32.37 11 0.2 0.23 0.67
35.31 12 0.1 0.11 0.33
38.25 13 0.2 0.23 0.67
41.19 14 0.1 0.11 0.33
44.13 15 0 0.00 0.00
47.08 16 0.2 0.23 0.67
50.02 17 0.1 0.11 0.33
52.96 18 0.1 0.11 0.33
55.90 19 0.1 0.11 0.33
58.85 20 0.1 0.11 0.33
61.79 21 0.1 0.11 0.33
64.73 22 0.1 0.11 0.33
67.67 23 0.2 0.23 0.67
70.62 24 0.1 0.11 0.33
73.56 25 0.2 0.23 0.67
76.50 26 0.6 0.68 2.01
79.44 27 0.4 0.45 1.34
82.38 28 0.1 0.11 0.33
85.33 29 0.3 0.34 1.00
88.27 30 0.1 0.11 0.33
91.21 31 0 0.00 0.00
94.15 32 0 0.00 0.00
97.10 33 0 0.00 0.00
100.04 34 0.1 0.11 0.33
102.98 35 0.1 0.11 0.33
105.92 36 0 0.00 0.00
108.87 37 0 0.00 0.00
111.81 38 0.2 0.23 0.67
114.75 39 0.4 0.45 1.34
117.69 40 0.2 0.23 0.67
120.63 41 0.1 0.11 0.33
123.58 42 0.2 0.23 0.67
126.52 43 0.1 0.11 0.33
129.46 44 0.2 0.23 0.67
132.40 45 0.1 0.11 0.33
135.35 46 0 0.00 0.00
138.29 47 0 0.00 0.00
141.23 48 0 0.00 0.00
144.17 49 0.1 0.11 0.33
147.12 50 0.2 0.23 0.67
150.06 51 0.3 0.34 1.00
153.00 52 0.1 0.11 0.33
Total 6.6

volumen (ml) 7.47 7.47 22.08

Tablas 10 y 11. Datos obtenidos en la 12 y 22 inyeccién de vapor - espuma.
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Finalmente los Factores de Recuperacion de cada inyeccidn se muestran en la siguiente
gréfica:

FACTOR DE RECUPERACION DEL PRIMER EXPERIMENTO

e [NY. DE AGUA

80 A CALIENTE
70 /

e |NY. DE

60 /‘ VAPOR

50

/ ler. CICLO DE

90

40 INY. DE

30 / VAPOR CON
/ — SRR

20 7/ DE INY. DE

Factor de recuperacion (Fr)

/ VAPOR CON
10 / ESPUMA

0 200 400 600
Tiempo (min)

Graéfica 4. Factores de recuperacion del primer experimento.

EXPERIMENTO 2.

Este experimento fue realizado con una muestra de roca fracturada, se tuvo mayor
pérdida de energia que en el primer experimento y fue el segundo en mayor Fr de obtuvo
aunque muy similar al tercer experimento. Los resultados son los siguientes:

Etapa 1 (Inyeccion de agua caliente). Solo se produjeron 700 ml de agua destilada y se
recuperaron 1.32 gr equivalente a 1.5 ml de aceite.

Inyeccion de agua caliente
Tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr)| vol. aceite (ml) Fr
6.6 1 0.1 0.11 0.32
13.2 2 0.12 0.14 0.38
19.8 3 0 0.00 0.00
26.4 4 0.03 0.03 0.10
33.0 5 0 0.00 0.00
39.6 6 0.3 0.34 0.96
46.2 7 0 0.00 0.00
52.8 8 0 0.00 0.00
59.4 9 0 0.00 0.00
66.0 10 0 0.00 0.00
72.6 11 0 0.00 0.00
79.2 12 0.06 0.07 0.19
85.8 13 0 0.00 0.00
92.4 14 0.1 0.11 0.32
99.0 15 0 0.00 0.00
105.6 16 0.5 0.57 1.59
112.2 17 0.04 0.05 0.13
118.8 18 0 0.00 0.00
125.4 19 0.04 0.05 0.13
132.0 20 0.04 0.05 0.13
Total 1.33 1.50 4.24
volumen (ml) 1.50

Tabla 12. Medicion de volumen recuperado de aceite en la inyeccion de agua caliente.
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Etapa 2 (Inyeccién de vapor). Se obtuvo una buena recuperacion de aceite.

Inyeccion de vapor
Tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr)| vol aceite (ml) Fr
4.22 1 0 0 0
8.44 2 0 0.000 0.00
12.66 3 0 0 0
16.88 4 0 0 0
21.10 5 0 0 0
25.32 6 0.1 0.113 0.32
29.54 7 0.1 0.113 0.32
33.76 8 0.2 0.226 0.64
37.98 9 0 0 0
42.20 10 0 0 0
46.42 11 0 0 0
50.64 12 0 0 0
54.86 13 0 0 0
59.08 14 0 0.000 0.00
63.31 15 0 0 0
67.53 16 0 0.000 0.00
71.75 17 0 0 0
75.97 18 0 0 0
80.19 19 0.1 0.113 0.32
84.41 20 0 0 0
88.63 21 0.1 0.113 0.32
92.85 22 0 0 0
97.07 23 0 0 0
101.29 24 0 0.000 0.00
105.51 25 0.1 0.113 0.32
109.73 26 0 0.000 0.00
113.95 27 0 0.000 0.00
118.17 28 0 0 0
122.39 29 0.1 0.113 0.32
126.61 30 0.1 0.113 0.32
130.83 31 0.2 0.226 0.64
135.05 32 0.1 0.113 0.32
139.27 33 0 0 0
143.49 34 0 0 0
147.71 35 0 0 0
151.93 36 0 0 0
156.15 37 0.2 0.226 0.64
160.37 38 0.1 0.113 0.32
164.59 39 0.1 0.113 0.32
168.81 40 0 0.000 0.00
173.03 41 0 0 0
177.25 42 0.1 0.113 0.32
181.47 43 0 0 0
185.69 44 0 0 0
189.92 45 0.6 0.679 1.91
194.14 46 0.37 0.419 1.18
198.36 47 0 0 0
202.58 48 0 0 0
206.80 49 0 0.000 0.00
211.02 50 0 0 0
215.24 51 0.1 0.113 0.32
219.46 52 0.1 0.113 0.32
223.68 53 0.1 0.113 0.32
227.90 54 0 0 0
232.12 55 0.1 0.113 0.32
236.34 56 0 0 0
240.56 57 0 0.000 0.00
244.78 58 0 0 0
249.00 59 0 0 0
Total 3.07
volumen (ml) 3.47 3.47 9.78

Tabla 13. Datos obtenidos en la inyeccion de vapor.
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Etapa 3 (Inyeccién de primer ciclo de vapor con espuma).

la. Inyeccion de vapor-espuma
Tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr)| vol aceite (ml) Fr
3.74 1 0.1 0.11 0.319
7.47 2 0 0 0
11.21 3 0 0 0
14.94 4 0 0 0
18.68 5 0 0 0
22.41 6 0.1 0.11 0.319
26.15 7 0 0 0
29.88 8 0 0 0
33.62 9 0 0 0
37.35 10 0 0 0
41.09 11 0.1 0.11 0.319
44.82 12 0 0 0
48.56 13 0 0 0
52.29 14 0.1 0.11 0.319
56.03 15 0.1 0.11 0.319
59.76 16 0.1 0.11 0.319
63.50 17 0 0 0
67.24 18 0 0 0
70.97 19 0.2 0.23 0.637
74.71 20 0.1 0.11 0.319
78.44 21 0 0 0
82.18 22 0 0 0
85.91 23 0 0 0
89.65 24 0.1 0.11 0.319
93.38 25 0.1 0.11 0.319
97.12 26 0 0 0
100.85 27 0 0 0
104.59 28 0.1 0.11 0.319
108.32 29 0.1 0.11 0.319
112.06 30 0.1 0.11 0.319
115.79 31 0.1 0.11 0.319
119.53 32 0 0 0
123.26 33 0 0 0
127.00 34 0 0 0
Total 1.5
volumen (ml) 1.70 1.70 4.78

Tabla 14. Datos obtenidos en la 12. Inyeccion de vapor - espuma.
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Etapa 4 (Inyeccién de segundo ciclo de vapor con espuma). De acuerdo a los datos
obtenidos, fue en el ciclo donde mayor Fr se registro. Las graficas son las siguientes:

2a. Inyeccion de vapor-espuma
tiempo (min) tubo \vol. de aceite (gr)] vol aceite (ml) Fr
3.86 1 0 0 0
7.71 2 0 0 0
11.57 3 0 0 0
15.43 4 0.1 0.113 0.32
19.29 5 0.1 0.113 0.32
23.14 6 0 0 0
27.00 7 0 0 0
30.86 8 0 0 0
34.71 9 0.1 0.113 0.32
38.57 10 0 0 0
42.43 11 0 0 0
46.29 12 0 0 0
50.14 13 0.1 0.113 0.32
54.00 14 0 0 0
57.86 15 0 0 0
61.71 16 0 0 0
65.57 17 0.1 0.113 0.32
69.43 18 0 0 0
73.29 19 0 0 0
77.14 20 0 0 0
81.00 21 0 0 0
84.86 22 1 1.131 3.19
88.71 23 0.8 0.905 2.55
92.57 24 0.4 0.452 1.27
96.43 25 0.3 0.339 0.96
100.29 26 0.2 0.226 0.64
104.14 27 0.2 0.226 0.64
108.00 28 0.2 0.226 0.64
111.86 29 0.5 0.566 1.59
115.71 30 1 1.131 3.19
119.57 31 0 0 0
123.43 32 0 0 0
127.29 33 0 0 0
131.14 34 0.6 0.679 1.91
135.00 35 0.6 0.679 1.91
Total 6.3
volumen (ml) 7.13 7.13 20.08

Tabla 15. Datos obtenidos en la 22. Inyeccién de vapor - espuma.

En la siguiente imagen se muestra graficamente el comportamiento de los factores de
recuperacion de cada una de las etapas del segundo experimento, como se puede
observar, en el segundo ciclo de inyeccibn de espuma el Fr se incrementa
considerablemente y en un menor tiempo a causa del bloqueo de la espuma sobre el
vapor.
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Gréfica 5. Factores de recuperacion del segundo experimento.

EXPERIMENTO 3.

Este experimento se realiz6 con una muestra de roca densamente fracturada pero el
procedimiento y el arreglo fue diferente, se tuvo pérdida de energia similar a la del
segundo experimento, el Fr también fue muy parecido. Los resultados obtenidos son los
siguientes:

Etapa 1 (Inyeccion de agua caliente). Se inyectaron 50 ml de agua destilada y no se
recupero nada.

Etapa 2 (Inyeccion de primer ciclo de vapor). Se obtuvo baja recuperacion de aceite
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Inyeccion de vapor (1ler ciclo)
tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr) | vol. aceite (ml) Fr
3.43 1 0 0 0
6.86 2 0 0 0
10.29 3 0 0 0
13.71 4 0 0 0
17.14 5 0 0 0
20.57 6 0 0 0
24.00 7 0 0 0
27.43 8 0 0 0
30.86 9 0 0 0
34.29 10 0 0 0
37.71 11 0 0 0
41.14 12 0 0 0
44,57 13 0 0 0
48.00 14 0.01 0.011 0.034
51.43 15 0.03 0.034 0.103
54.86 16 0.02 0.023 0.069
58.29 17 0.02 0.023 0.069
61.71 18 0.06 0.068 0.207
65.14 19 0.02 0.023 0.069
68.57 20 0.07 0.079 0.241
72.00 21 0.08 0.090 0.276
75.43 22 0.05 0.057 0.172
78.86 23 0.06 0.068 0.207
82.29 24 0.07 0.079 0.241
85.71 25 0.06 0.068 0.207
89.14 26 0.03 0.034 0.103
92.57 27 0.05 0.057 0.172
96.00 28 0.04 0.045 0.138
99.43 29 0.04 0.045 0.138
102.86 30 0.06 0.068 0.207
106.29 31 0.02 0.023 0.069
109.71 32 0.05 0.057 0.172
113.14 33 0.01 0.011 0.034
116.57 34 0.01 0.011 0.034
120.00 35 0.02 0.023 0.069
Total 0.88
volumen (ml) 0.995 0.995 3.03

Tabla 16. Datos obtenidos en el 1er. Ciclo de inyeccién de vapor.

Etapa 3 (Inyeccion de primer ciclo de espuma generada con nitrégeno). De acuerdo a la
informacién recabada, se recuperé mas aceite que en el primer ciclo de vapor.

Inyeccion de espuma (Zer. Ciclo)

tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr) | vol aceite (ml) Fr
0 1 0.8 0.905 2.76

2.2 2 0 0 0

4.4 3 0 0 0

6.6 4 1.16 1312 4
8.8 5 0.5 0.566 172

11 Total 2.46

volumen (ml) 2.78 2.78 8.48

Tabla 17. Datos obtenidos en el 1er. Ciclo de inyeccién de espuma.
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Etapa 4 (Inyeccién de segundo ciclo de vapor). De acuerdo a los datos obtenidos, la
recuperacion de aceite fue poca como en el primer ciclo de vapor.

Inyeccion de vapor (20. Ciclo)
tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr) | vol aceite (ml) Fr
3.48 1 0.07 0.0792 0.24
6.96 2 0.04 0.0452 0.14
10.44 3 0 0 0
13.92 4 0.03 0.0339 0.10
17.4 5 0.01 0.0113 0.03
20.88 6 0 0 0
24.36 7 0.03 0.0339 0.10
27.84 8 0.01 0.0113 0.03
31.32 9 0.02 0.0226 0.07
34.8 10 0.03 0.0339 0.10
38.28 11 0.04 0.0452 0.14
41.76 12 0.06 0.0679 0.21
45.24 13 0.01 0.0113 0.03
48.72 14 0.11 0.1244 0.38
52.2 15 0.04 0.0452 0.14
55.68 16 0.06 0.0679 0.21
59.16 17 0.04 0.0452 0.14
62.64 18 0.03 0.0339 0.10
66.12 19 0.04 0.0452 0.14
69.6 20 0.04 0.0452 0.14
73.08 21 0.1 0.1131 0.34
76.56 22 1 1.1312 3.45
80.04 23 0.04 0.0452 0.14
83.52 24 0.04 0.0452 0.14
87 25 0 0 0
90.48 26 0 0 0
93.96 27 0 0 0
97.44 28 0 0 0
100.92 29 0 0 0
104.4 30 0 0 0
107.88 31 0 0 0
111.36 32 0 0 0
114.84 33 0 0 0
Total 1.89
volumen (ml) 2.14 2.14 6.52

Tabla 18. Datos obtenidos en el 20. Ciclo de inyeccién de vapor.

Etapa 5 (Inyeccién de segundo ciclo de espuma generada con nitrdgeno). En este ciclo
fue donde mayor Fr se registro en este experimento.
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Inyeccion de espuma (20. Ciclo)
tiempo (min) tubo vol. de aceite (gr) | vol aceite (ml) Fr
0.8 1 0.07 0.08 0.24
1.6 2 0.08 0.09 0.28
2.4 3 0.07 0.08 0.24
3.2 4 1 1.13 3.45
4 5 1.7 1.92 5.86
4.8 6 0.7 0.79 2.41
5.6 7 0.5 0.57 1.72
6.4 8 0.4 0.45 1.38
7.2 9 0.2 0.23 0.69
8 10 0.13 0.15 0.45
8.8 11 0.09 0.10 0.31
9.6 12 0.13 0.15 0.45
10.4 13 0.21 0.24 0.72
11.2 14 0.1 0.11 0.34
12 15 0.38 0.43 1.31
Total 5.76
volumen (ml) 6.52 6.52 19.87

Tabla 19. Datos obtenidos en el 20. Ciclo de inyeccion de espuma.

En la siguiente grafica se observa que la inyeccion de espuma barre de forma mas
eficiente el aceite en un tiempo corto, esto hace que se incremente el Fr.

FACTOR DE RECUPERACION DEL TERCER EXPERIMENTO.
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Gréfica 6. Factores de recuperacion del tercer experimento.
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En la siguiente tabla y grafica se muestran los Factores de Recuperacion total de cada
uno de los experimentos:

No. De Recuperacién total Saturacion final de
; Fr total [%] de aceite muerto aceite
experimento
(ml) [ml]
Roca
homogénea 82.34 27.85 33.82
Roca
fracturada 38.81 13.78 35.5
Roca
densamente 37.81 12.41 32.8
fracturada
Tabla 20. Factores de recuperacion totales de cada uno de los experimentos.

% FACTOR DE RECUPERACION DE LOS TRES EXPERIMENTOS.
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Grafica 7. Comparacion de los factores de recuperacion de los 3 experimentos.
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DISCUSION.

El desarrollo del experimento nos permitié analizar de forma practica como se comporta la
espuma y el vapor en distintas formas de inyeccion tanto al inyectarse la espuma con el
vapor al mismo tiempo como por separado (ciclos o baches).

En cada una de las pruebas se obtuvieron diferentes resultados debido al cambio en las
condiciones en la muestra de roca (nucleo) y las distintas formas de inyeccion
permitiéndonos analizar el comportamiento del sistema roca-fluido y el factor de
recuperacion.

Se observé que al inyectar el vapor con la espuma juntos en el primer experimento habia
una mayor expulsién de aceite de la matriz ya que el vapor con espuma se metia en la
matriz cambiando las propiedades de la roca y del aceite permitiendo que hubiera mas
aceite libre en la celda ademés de que el nucleo no estaba fracturado y se perdia menos
calor, pero al final quedo aceite libre que no se pudo extraer de la celda de acrilico.

En el segundo experimento se recuperd una menor cantidad de hidrocarburo, aunque fue
el mismo procedimiento, el nlcleo estaba fracturado lo cual provoca mayor pérdida de
calor haciendo que el aceite en la matriz no se extrajera de igual forma que en el
experimento anterior.

Por otra parte, en el tercer experimento, al inyectar baches separados de vapor y espuma
generada con nitrdgeno se observo que la espuma barre con mayor eficiencia al
hidrocarburo libre. El efecto de bloqueo del vapor debido a la espuma permitié que la
temperatura en el interior de la celda durara un mayor tiempo permitiendo que las
propiedades del aceite cambiaran (viscosidad) provocando que saliera de la matriz. Este
comportamiento se reflejo en los factores de recuperacion obtenidos que muestran una
recuperacion muy similar a la del segundo experimento que son las que mas se
asemejan debido a las fracturas (38.81% del total del Fr de aceite en cada ciclo del
experimento de la segunda prueba contra 37.81 % del total del Fr de aceite en cada ciclo
del experimento de la tercer prueba).

Aunque en el tercer experimento se recuperé menos, es mejor el procedimiento ya que
aunque es casi el mismo % de recuperacion que en el segundo experimento, se tiene una
menor saturacion de aceite ademas de un mayor fracturamiento en la muestra de roca y
por consecuencia mayor pérdida de energia.

Este tipo de experimentos tiene sus limitantes ya que algunas condiciones no son las de
un yacimiento, por lo que no son aplicables directamente a escala de campo. Sin
embargo, muestran que el uso de un agente espumante optimiza el desplazamiento de
vapor en un sistema matriz-fractura ademas permiten darnos una idea del
comportamiento de este método aplicandolo en yacimientos maduros homogéneos,
fracturados y densamente fracturados que actualmente estan abandonados obteniendo
mayor beneficio al ser puestos a recuperacion aprovechando infraestructura ya instalada.

Los mecanismos de desplazamiento de los fluidos en este tipo de pruebas se deben a
métodos térmicos, quimicos y una combinacién de éstos (termoquimicos). A continuacion
se muestran los mecanismos con un diagrama de Venn:
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Diagrama 5. Mecanismos de desplazamiento que actuaron en los experimentos.
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CONCLUSIONES.

Se disefaron y desarrollaron experimentos (3) monitoreados a condiciones de laboratorio
en modelos fisicos homogéneos y fracturados que sirvieron para analizar la optimizacion
del método de inyeccién de vapor mejorado con un agente espumante con lo cual se
cumple uno de los objetivos de este trabajo de tesis.

Al analizar las graficas en cada uno de los experimentos se concluye que:

1. El uso del agente espumante mejoré el desplazamiento de aceite, lo que provocé
un aumento en el factor de recuperacién (Fr). Este mismo comportamiento se
obtuvo en cada uno de los experimentos haciéndose mas eficiente que la
inyeccion de vapor sin un agente espumante.

2. Debido al aumento que se tuvo en el Fr, la movilidad de los fluidos inyectados se
redujo en las zonas de alta permeabilidad (fracturas) permitiendo que estos fluidos
penetraran en la matriz de la roca cambiando asi las propiedades fisicoquimicas
de la roca y del aceite (mojabilidad, tension interfacial, viscosidad).

3. Se estudid el efecto de las fracturas en los experimentos; se produjo mayor
pérdida de energia cuando se tenia mayor fracturamiento y por consecuencia
menor factor de recuperacion de aceite. Sin embargo, el uso de agentes
espumantes mejor6 el barrido de aceite libre en las fracturas.

4. La mejor forma de incrementar el Fr en un sistema fracturado es reduciendo la

tension interfacial (TIF), cambiando la mojabilidad de la roca, lo cual se logra al
utilizar métodos termoquimicos como el uso de agentes espumantes y vapor.

5. Una espuma con alta viscosidad (humeda con una calidad menor al 80%), tarda
mas tiempo en romperse generando un mejor efecto de bloqueo sobre el vapor
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