UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO

FACULTAD DE INGENIERIA

Caracterizacion del
comportamiento de las curvas de
permeabilidad relativa por
inyeccion de agua inteligente
TESIS

Que para obtener el titulo de
Ingeniero Petrolero

PRESENTA
Eduardo Yozafat Pérez Ovando

DIRECTOR DE TESIS
Dr. Simén Lopez Ramirez

Ciudad Universitaria, Cd. Mx., 2022



AGRADECIMIENTOS

A la Universidad Nacional Autbnoma de México y Facultad de Ingenieria por la
inmensidad de conocimientos dados para cada dia ser un mejor ingeniero.

A mi familia, seres queridos y amigos, por sus consejos y apoyos para dar lo mejor
de mi.

A todo el gran equipo de trabajo y distintas areas. Y en particular al Dr. Simon, Ing.
Rodrigo, Mtro. Mena e Ing. Paulino. Sin dudarlo: esto no seria posible sin su valiosa
ayuda.

A mis sinodales por su paciencia y tiempo en la realizacion del presente trabajo.

Muchisimas gracias a todos por su confianza, y por la valiosa oportunidad que me
brindaron. Agradezco a Dios lo hecho y lo que esté por venir.



INDICE GENERAL

I o L 1 10
2. INTRODUCCION ..ottt eieie ettt se e et e eeene e enenens 12
3. OBJETIVO GENERAL ..ottt ettt e e a e e e e e e e 13
3.1, ODbjetivoSs PartiCUIAIES.......ccocuuii i 13
4, MARCO TEORICO ....cooiiceeeieeeeeeeeeee ettt 14
4.1. CAPITULO 1 Métodos de reCUPEraCioN ............ceeeeeueeeeeeeirieeeeseeseesnens 14
4.1.1. ReCUPEracCioN PriMATTA.........uueerteeeeeaiiiiiieiieeeeeeeeeeaairieeeeeeaeeesaanneeneees 14
4.1.2. ReCcUperacion SECUNUAIIA .........cceeeeiiiiiuiiiiiieeeeeeeeeeiiiiieeeee e e e e e e e eeeeeees 16
4.1.3. ReCUPEracCioN tEICIANA . .......uuueeeeeeeeeeiiiiiiiieeee e e e e e e 17
4.2. CAPITULO 2 Propiedades del sistema roca - fluido.............c..ccccveevennne... 19
o N = 0 151 o =T T 19
4.2.2. Permeabilidad...........coouuiiiiiiiii 21
4.2.2.1. Permeabilidad absoluta...............ccoooiiiiiiiiiiiii 22
4.2.2.2. Permeabilidad efectiva............coooeeeeiiiiiie 22
4.2.2.3. Permeabilidad relativa...........cccoeeeeeiiiieeeen 22
G TS - 1 (1 = (o (o] [ 23
A S o (=25 o] g I or=Y o] = TR 24
4.2.4.1. Fuerzas interfacialeS ..........coovveiiiiiiiiiieeeee e 24
4.2.4.2. Factores que afectan la presion capilar ..........cccooecviiieeeeieennnnns 27
4.2.5. Mojabilidad ........ccoouuiiiiiii s 28
4.2.5.1. Mojabilidad en areniscas y carbonatos..............ccccceevieiiiiiiiieennnnn, 30
4.2.5.2. Factores que afectan la mojabilidad................c.coooeviiiiiiiiiinnnnn. 31
4.2.5.2.1. Componentes polares, materia organica y tipo de crudo ......... 31
4.2.5.2.2. SUIMACTANTES ....coeeeieiiie e 32
T T Y/ 11 1= =11 32
4.2.5.2.4. Composicion del agua de formacion ............ccccceeeeiiiiiniiieeeeenn. 32

4.2.5.3. Metodos de MediCiON ......ccoeeeeeieiiieeeeeeee e 33

4.3. CAPITULO 3 Permeabilidad relativa..............c.cceeeeeeeeeeceeeeeieee e 33



A.3. 0. DO INICION . e e 33

4.3.2. Relaciones en 10s “endpoints”.............coiiiiiiiiiiiiiiiii 36
I T T o 153 (=] 1S3 36
4.3.4. Factores iNVOIUCIAUOS. .......coii i 37
4.3.4.1. Estructura y distribucidn de poroS.........cccccccvcieieeieeeeeeiiiiiee e 38
4.3.5. TecniCas de MEMICION .......uuuuuuuuiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiieiarieeeaeeaereeeeearerareeeeeeaane 39
4.3.5.1. Experimentos de flujo trifasico en estado estacionario ............... 39
4.3.5.2. Experimentos de flujo trifasico en estado no estacionario .......... 41
T TR 1Y 1= (o o [0 1 43
4.3.6.1. Método de BrooKS & COIEY ......ccceeeiiiiiiiiiiiiieeeeeeeiiiiiieieeeee e e e e 43
4.3.6.2. Método de Carman & KOZENY .........coocuuiiiiiiiieeiiiiiiiiiiieee e 44
4.3.6.3. Método de Jones & RoSszelle........ccooovvvieeiiiiii, 44
4.3.7. Relacién con la mojabilidad ..............cccooeeieiiiiiii 47
4.3.7.1. Permeabilidad relativa en sistemas fuertemente mojados.......... 47
4.3.7.2. Reglas de Craif .......cceeieiieeeiiieeiiiiiie e e e e e e e e e e 49
4.4. CAPITULO 4 Eficiencia de desplazamiento en diferentes escalas .......... 50
I |V (o )Y/ o F= T P 51
4.4.2. Consideraciones importantes en la inyeccion de fluidos ................... 52
4.5. CAPITULO 5 Aguas iNteligeNteS .........c.coveeveeeeeeieeieeeeeieeeeeeee e, 53
4.5.1. Pruebas €N ArENISCAS ........outeeeeeeeeeeiiiiiaaeeeeeeeeeeiinnaaeaeeeeeeeennnnnaaeaees 53
45.1.1. ComMPOrtamientO.........cceeeiiiuiiieeiiiiie e e e e 54
4.5.2. Pruebas en CarbONALOS. ......cooiiiiiiiiiiiiiie e 55
4.5.3. Mecanismos involucrados €N ar€NISCAS .............uuvururrrrmmmmmmnmmmnnnnnnnnnes 57
45.3.1. Migracidn de fiNOS .......ccoeeeeiiiiiieicce e 57
4.5.3.2. Incremento de pH y reduccion de la tension interfacial, similar a la
INYECCION A€ AICAIINODS. ......uuiiie e e e e e eeaees 57
4.5.3.3.  Intercambio I0NICO .......oeiiieiiieieiice e 57
4.5.3.4. Alteracion de la mojabilidad ..., 58
4.5.4. Mecanismos involucrados en carbonatos............cceeeeeeeiieeeeiiiinineeeennn. 59
4.5.4.1. Alteracion de la mojabilidad ..o 59
4.5.5. Otras apliCaCIONES .......ccouuiiiiiiiiie e 61
4.55.1. CoNntrol de aQUa.........uuiiiiiiiiiiiiiiiiiie e 62
4.5.5.2. Inyeccion de Al con PoliIMEroS ........cccceeviiiiiiiiiiiee e 62



5. PRUEBAS EXPERIMENTALES ..o 63

5.1 METODOS ...ttt eiete ettt sttt ee et e e eaese e et et et eneatese e eeeseanene e s 63
5.2 RECURSOS ... ..ottt e e e a e e e e s 64
5.3 DESARROLLO.....ciiiiiiii ittt e e e e 66
6. RESULTADOS ...ttt e e e e e e e e s a e e e e e e e e e nnnnnnnees 70
6.1. Etapa 1. Caracterizacion de fluidos..........cccccceeeiiiiieiiiiecc e, 70
6.2. Etapa 2. Caracterizacion petrofisica basica. ...........ccccccceiiiiieiiieiciiinnnnn. 71
6.3. Etapa 3. Caracterizacion petrofisica avanzada. ..............ccccvvvviieeeeeennnnns 75
6.3.1.  ACONICIONAMIENTO B SWirrL «eveveenreeeeerrrrerernnnieeeeerrrerrnnnnnaeeeeeeereennnnnnnn 76
6.3.2.  ACONICIONAMIENTO 8 SWirr2 .eevverereeeeerrrreerrnnsieeeeeereeernnnnaeeeaeeereennnnnnnns 77
6.3.3.  AcONICIONAMIENTO @ Sorl.ceeevrrruniieeeeeieiieiiiiiieeeeeeeeeeaninnnaeeeeeeeeeeennnnnnns 77
6.3.4.  AcCONICIONAMIENTO B SWirr3 .eevveruueeeeerereeeriniiieeeeeeeeeeeainnnaeeeeeeeeeenennnnnns 79
6.3.5.  AcCONICIONAMIENTO 8 Sor2...cevvvrunieeeeeiiieiiiiiiaee e e e e eeeeeiiire e e e eeeeneeennns 79
6.3.6.  ACONICIONAMIENTO 8 SWirr4 ..evvvruueeeeeeiiieiiiiiiaee e e e e e eeeeiiie e e e e eeeeeeeennns 81
6.3.7.  AcONdICIONAMIENTIO @ Sor3....ccitiiiiiiiiiiiiiiiiiiiieieeeeeeeeeee e 81
6.3.8. Obtencidn de curvas de permeabilidad relativa.................ccccevvvvnnnnn. 83

7. CONCLUSIONES ... 90
8. ANEXOS ... e e e e 92
9. BIBLIOGRAFIA ...ttt 95



LISTA DE FIGURAS

Figura 4.1. Clasificacion de los métodos de recuperacion de aceite primaria,

secundaria y terciaria (Green & Willhite, 2018). .........cccovveiieiiiiieiiiiiee e, 14
Figura 4.2. Clasificacion de los métodos de recuperacién mejorada, divididos en
térmicos y no térmicos (Green & Willhite, 2018). ........cccovvvviiiiiiiiiee e 18
Figura 4.3. Esquema representativo del contenido existente en una porcion de roca.
Presencia de arcilla, matriz de la roca, fluidos hidrocarburos y agua..................... 20
Figura 4.4. Fuerzas interfaciales entre un sélido y dos fluidos inmiscibles (Warner
0., 2007 i e e e e e e e e e e e e e e e e a i —aaaaaaaaaaaann 25
Figura 4.5. Presion capilar resultante de las fuerzas interfaciales en un tubo capilar
(Green & WIlINITE, 2018). .....uuuiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiii bbb neaneennnee 26
Figura 4.6. Aumento de la presion capilar conforme disminuye el radio del capilar
(Green & WIlINITE, 2018). ......uuieiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiii bbb nennnennnee 27
Figura 4.7. Efecto de la permeabilidad de la roca en la presion capilar (Warner Jr.,
120 [ 4 TSP EETU PP 28

Figura 4.8. Fluido mojante y no mojante. De acuerdo con el angulo de contacto,

sobre la superficie de roca se observa un fluido no mojante, en este caso agua (lado

izquierdo), y un fluido mojante, representado por aceite (lado derecho) (SLB, 2016).
29

Figura 4.9. Tipos de mojabilidad presente en rocas (SLB, 2016).................euvvenee 30

Figura 4.10. Comportamiento tipico de curvas de permeabilidad relativa en un
SIStEMA QAS/ACEITE. .....ceiii i 35

Figura 4.11. Comportamiento tipico de curvas de permeabilidad relativa en escala
semilogaritmica en un sistema gas/aceite...............uuuviiiieeeeeiieieee e, 36

Figura 4.12. Comportamiento de la histéresis en curvas de permeabilidad relativa,
principalmente en el gas (Fanchi, 2006). ...........cccoiiiiiiiiii e, 37

Figura 4.13. Microfotografia (a) y curva de permeabilidad relativa (b), poros grandes
AL L ST 1 ) RN 38

Figura 4.14. Microfotografia (a) y curva de permeabilidad relativa (b), poros
pequefios. Debido a la disminucion en el tamafio de poro, la permeabilidad absoluta
es afectada, y en consecuencia se tiene una disminucién en la permeabilidad
relativa de los fluidos (Willhite, 1986). ...........uuuiiiiiiiiiiiiiii e 39



Figura 4.15. Esquema de un desplazamiento en estado estacionario (Glover, 2010).
40

Figura 4.16. Esquema de un desplazamiento en estado no estacionario (Glover,
72210 K ) RSP 42

Figura 4.17. Curvas de permeabilidad relativa para una arenisca Squirrel para
condiciones de mojabilidad por aceite y por agua. Willhite, G.P.: Waterflooding,

Textbook Series, SPE, Richardson, Texas (1986). ........cccccccvviiiiiiiiiiiiiiiiiiiiieeeeee, 48
Figura 4.18. Factores de recuperacion obtenidos por la inyeccion de agua de mary
distintas diluciones de esta (Yousef, Ayirala, AL-Kaabi, & Al-Jawfi, 2011)............ 56
Figura 4.19. Mecanismos propuestos en la alteracion de la mojabilidad en rocas
carbonatadas (Zhang & MOrrowW, 2006). .......coueeeeiiieeiiiiiiieee e 60
Figura 4.20. Resultados obtenidos de los desplazamientos realizados con aguas de
distinta composicion (Zhang & Morrow, 2006). ...........eeeeeieeeriiiiiiiiiieeeee e 61
Figura 6.1 Tapdn de roca proveniente del yacimiento de arenisca evaluado........ 72
Figura 6.2. Resultados de la medicidén de porosidad con nitrégeno....................... 73
Figura 6.3. Resultados de la medicidén de porosidad con agua de formacion. ...... 73

Figura 6.4. Resultados de la medicién de permeabilidad absoluta con nitrégeno. 74

Figura 6.5. Resultados de la medicion de permeabilidad absoluta con agua de
10 110> o3 o o 1 74

Figura 6.6. Volumen de agua recuperada por la inyeccion de aceite durante el
acondicionamiento a Swir1 (Viales del 1 al 12) en la roca de arenisca. ................. 76

Figura 6.7. Volumen de agua recuperado por la inyeccion de aceite durante el
acondicionamiento a Swir2 (Viales del 1 al 14) en la roca de arenisca. ................. 77

Figura 6.8. Volumen de aceite recuperado por la inyeccion de agua de formacion
durante el acondicionamiento a Sorl (Viales del 1 al 29) en la roca de arenisca. 78

Figura 6.9. Volumen de aceite acumulado por la inyeccién de agua de formacion
durante el acondicionamiento a Sor1 (Viales del 1 al 29). ..., 78

Figura 6.10. Volumen de agua recuperado por la inyeccion de aceite durante el
acondicionamiento a Swirr3 (Viales del 1 al 18) en la roca de arenisca................ 79

Figura 6.11. Volumen de aceite recuperado por la inyecciébn de agua de baja
salinidad durante el acondicionamiento a Sor2 (Viales del 1 al 25) en la roca de
o =] (ST ox PSP 80

Figura 6.12. Volumen de aceite acumulado por la inyeccion de agua de baja
salinidad durante el acondicionamiento a Sorz (Viales del 1 al 25). ..........ccooeeeeeee. 80

Figura 6.13. Volumen de agua recuperado por la inyeccion de aceite durante el
acondicionamiento a Swira (Viales del 1 al 13) en la roca de arenisca. ................. 81



Figura 6.14. Volumen de aceite recuperado por la inyecciéon de agua de baja
salinidad durante el acondicionamiento a Sor3 (Viales del 1 al 31) en la roca de

o =] (ST ox U 82
Figura 6.15. Volumen de aceite acumulado por la inyeccién de agua de formacion
durante el acondicionamiento a Sors (Viales del 1 al 31). ......ooociviiiieiiiiiiiiiinne, 82
Figura 6.16. Diferenciales de presion alcanzados por la inyeccién de agua de
(0] €0 = o o] o P URUPRRR R 83
Figura 6.17. Diferenciales de presion alcanzados por la inyeccion de agua de baja
ESY= 11110 F= T PP 84
Figura 6.18. Diferenciales de presion alcanzados por la inyeccion de agua de baja
Y= 11110 F= T PP 84
Figura 6.19. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite por la inyeccién de agua
(o LR (o] ¢ = ToiTo] o VOSSP PPPRURRR 85

Figura 6.20. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite por la inyeccion de agua
de baja salinidad. .........ccoouiiiiii 86

Figura 6.21. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite por la inyeccion de agua
de baja salinidad. ..........couuiiiiii 87

Figura 6.22. Curvas de permeabilidad relativa obtenidas en los tres
desplazamientos, el primero con agua de formacion y los dos posteriores con agua
de baja salinidad. .........ccouuiiiiiii 88



INDICE DE TABLAS

Tabla 4.1. Caracteristicas de los mecanismos de produccion primaria: expansion
roca-fluidos, empuje por gas disuelto, por casquete de gas, por acuifero y

produccion por segregacion gravitacional (Flores & De La Fuente, 2012)............ 16
Tabla 4.2. Reglas de Craig para la determinacion de la mojabilidad de una roca a
partir de curvas de permeabilidad relativa............ccccovveeeiiiiiiee e 49
Tabla 5.1. Métodos UtIliZados. ...........ccoevviiiiiiiiiiiee e 63
Tabla 5.2. Muestra de roca y fluidos utilizados en la prueba...........ccccccvvvviininnnn. 64
Tabla 5.3. Lista de productos quimicos utilizados. ............cccevvvviiiiiiiiiee e, 64
Tabla 5.4. Equipos e instrumentos utilizados. ............ccoovieiiiiiiiiciieice e, 65
Tabla 5.5. Materiales utilizados para el desarrollo de esta actividad..................... 65
Tabla 6.1. Resultados de la densidad y viscosidad de los fluidos a distintas
(0] 0] 0 L] = LU = L PPN 70
Tabla 6.2. Resultados del analisis Stiff & Davis de cada agua............cccccceeeeeeennes 71
Tabla 6.3. Propiedades del tapon evaluado. ...........cccccevviiiiiiiiiiiiiiiee 72
Tabla 6.4. Condiciones de trabajo para caracterizacion petrofisica basica. .......... 72
Tabla 6.5. Resultados de porosidad. ... 73
Tabla 6.6. Resultados de permeabilidad con nitrdgeno. .............cccceeeeeeeeeevieininnnn. 75
Tabla 6.7. Resultados de permeabilidad con agua de formacion.......................... 75

Tabla 6.8. Condiciones de trabajo para los desplazamientos de agua y aceite. ... 76
Tabla 6.9. Resultados de S, y S_ obtenidos en cada uno de los desplazamientos,

asi como los factores de recuperacion obtenidos y diferenciales de presion estables
21 [oF= 1 2= o [0 1S TSP 89



1. RESUMEN

El presente trabajo muestra los resultados del comportamiento de curvas de
permeabilidad relativa por inyeccion de agua inteligente en un nucleo de arenisca,
por el método de recuperacion mejorada de hidrocarburos conocido como agua
inteligente (Smart water). El ndcleo de roca utilizado pertenece a una arenisca de
grano fino y medio, compuesto de cuarzo, fragmentos de roca, feldespato potasico,
cementante calcareo y matriz arcillosa, regularmente clasificado, con granos
subangulosos a subredondeados, con porosidad de tipo intergranular, perteneciente
al Mioceno Superior, el cual fue extraido de un campo marino del sureste de la
Republica Mexicana. EI campo cuenta con una presion de 7300 psi, temperatura de
94 °C y es productor de aceite de 27.5 °API.

En este trabajo, inicialmente, se llevd a cabo la caracterizacion petrofisica
basica del nucleo, donde se determinaron sus propiedades como porosidad y
permeabilidad absoluta, con nitrogeno y agua de formacion. Durante la
caracterizacion petrofisica avanzada se obtuvieron curvas de permeabilidad relativa
base (agua de formacion-aceite) a condiciones de yacimiento con el método de
Jones & Roszelle. Sobre este dltimo sistema se obtuvo el cambio de esta curva
como consecuencia de la inyeccion de agua de menor salinidad, utilizando el
método no estacionario; ademas se obtuvieron los factores de recuperacion de
aceite correspondientes a cada uno de los desplazamientos y se determinaron de
manera indirecta los cambios en la mojabilidad de la roca. En total se obtuvieron
tres configuraciones: la primera agua de formacion-aceite, el segundo y tercero con

agua de menor salinidad-aceite.

Los resultados permitiran alimentar los modelos de simulacion de

yacimientos y diseflar los posibles escenarios de explotacion del campo,

10
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maximizando los factores de recuperacion por la inyeccién de aguas inteligentes.
Ademas, se realiza una breve investigacion acerca de conceptos indispensables
para implementar procesos de recuperacion mejorada, asi como los mecanismos
que intervienen en la inyeccion de aguas inteligentes, siendo el cambio de

mojabilidad la base de los aumentos del factor de recuperacion.

La caracterizaciéon del yacimiento, estatica y dinamicamente, impactara
significativamente en el factor de recuperacion final, logrando disminuir los
volumenes de aceite en el yacimiento; es por ello la importancia del presente

trabajo.
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2. INTRODUCCION

Uno de los métodos de recuperaciéon de hidrocarburos mas importantes que
modifican la mojabilidad en yacimientos es la inyeccién de agua inteligente. El uso
de esta técnica se debe a su disponibilidad y accesibilidad a las fuentes de agua,
asi como sus bajos costos de operacion lo cual le brinda ventajas econémicas con

referencia a otros métodos de recuperacion mejorada (Al-Shalabi, 2016).

La inyeccién de aguas de baja salinidad se ha evaluado a escala de
laboratorio con el fin de comprender los mecanismos involucrados que favorecen
notablemente al incremento del factor de recuperacion de aceite. El principal
mecanismo que actla en la recuperacioén de hidrocarburos por inyeccion de este
tipo de aguas es la alteracion de la mojabilidad, ya que también puede influir en
menor medida la disolucién y la migracion de sales (Gupta, 2011), ya sea en
yacimientos de areniscas o carbonatos, aunque estos ultimos presentan una mayor
complejidad por la heterogeneidad y las interacciones entre el sistema roca-fluidos.
Por lo anterior, es de importancia llevar a cabo estudios a escala de laboratorio que

reflejen de qué manera interactda el agua inyectada con el sistema roca-fluidos.

La realizacion de pruebas de desplazamiento en un tapon de un yacimiento
de arenisca permitira identificar el agua de inyeccion que brinde los mejores
resultados en los factores de recuperacion, siendo una necesidad los estudios a

escala de laboratorio a condiciones de yacimiento.

La inyeccion de aguas inteligentes como técnica de recuperacion mejorada,
es también conocida en la literatura como LoSal por BP, Smart WaterFlood por
Saudi Aramco, Designer Waterflood por Shell, y Advanced lon Management por
ExxonMobil.

12



3. OBJETIVO GENERAL

e Analizar el cambio de las curvas de permeabilidad relativa agua-aceite como
consecuencia de la inyeccion de agua de baja salinidad, los factores de

recuperacion asociados y los cambios de mojabilidad en la roca.

3.1. Objetivos particulares

e Realizar la caracterizacion petrofisica basica de la roca, porosidad y
permeabilidad; utilizando nitrégeno y agua de formacion.

e Llevar a condiciones de Swir, antes de realizar la inyeccion de cada una
de las aguas con distinta salinidad.

e Llevar a condiciones de Sor, a cada uno de los desplazamientos.

e Obtener las curvas de permeabilidad relativa para cada uno de los
desplazamientos con agua de formacion y agua de baja salinidad.

e Determinar la mojabilidad de la roca en cada uno de los desplazamientos,
asi como entender los mecanismos involucrados en el cambio de
mojabilidad.

e Obtener los factores de recuperacion para cada una de las pruebas de

desplazamiento.

13



4. MARCO TEORICO

4.1. CAPITULO 1 Métodos de recuperacion

Los métodos de recuperacion de los hidrocarburos han sido referidos a distintos

términos, los cuales se pueden clasificar de la siguiente manera:

e Recuperacién primaria
e Recuperacion secundaria

e Recuperacion terciaria o0 mejorada

En la figura 4.1 se muestra de manera esquematica y general la clasificacion de los

métodos de recuperacion de hidrocarburos.

| Primaria |
Flujo natural h 4 Sistemas Artiﬂ_c'iales
_ de Produccién
Inyeccién de .
agua v Inyeccion de gas
Terciaria
v v v v v v v v
Agua - || Calentamiento || Combustion | Miscible | | Quimico ” Inmiscible | Otros: microbiano,
caliente P elécirico In-situ mecanico

Figura 4.1. Clasificacion de los métodos de recuperacion de aceite primaria,
secundaria y terciaria (Green & Willhite, 2018).

4.1.1. Recuperacion primaria

La recuperacion primaria se refiere a las fases de produccién que involucra
solamente la energia natural del yacimiento y la implementacién de sistemas

artificiales de produccién. Existen ciertos mecanismos naturales de produccion del

14



yacimiento, entre los que tenemos: expansion roca-fluidos, produccién por gas

disuelto, expansion por casquete de gas, empuje por acuifero asociado al

yacimiento y produccion por segregacion gravitacional.

También se incluyen los sistemas artificiales de produccion (SAP, por sus
siglas), entre los que tenemos: bombeo neumatico continuo o intermitente, bombeo
mecanico, bombeo electrocentrifugo, bombeo por cavidades progresivas, bombeo
hidraulico (tipo jet o pistdn), entre otros. Estos sistemas permitirdn disminuir la
presion de fondo fluyente para aumentar los gastos de produccion. Cada uno de
ellos estara disefiado en funcion de las caracteristicas de los fluidos y del
yacimiento, las profundidades y trayectorias del pozo, asi como de la ubicacion de
estos. Ademas, es importante mencionar que el costo de estos equipos debe
respaldarse por la produccion esperada al implementarlos.

La tabla 4.1 muestra un resumen de las caracteristicas relevantes de cada

uno de los mecanismos de produccién primaria (Satter & Thakur, 1994).

15



Tabla 4.1. Caracteristicas de los mecanismos de produccion primaria: expansion
roca-fluidos, empuje por gas disuelto, por casquete de gas, por acuiferoy
produccion por segregacion gravitacional (Flores & De La Fuente, 2012).

Caracteristicas de los mecanismos de produccién primaria

Mecanismo Pre§|o'n del Relaplon Gas- | Produccion de Eficiencia Otros
yacimiento Aceite (RGA) agua
Declina rapido Ninguna
L Permanece
Expansion y ] (excepto en 1-10%
. . baja y S .
roca-fluidos | continuamente yacimientos con Promedio: 3%
constante
pi>pb alta Swi
Declina rapido Primero baja, Ninguna Requiere
Empuje por P luego sube al (excepto en 5-35% bombeo al
gas disuelto Y maximo y cae | yacimientos con | Promedio: 20% comienzo de la
continuamente =
nuevamente Swi) produccién
Aumenta La surgencia del
continuamente gasoigéos
Empuje por . en pozos 20-40% :
casquete de Decl_lna 12 terminados en . A_usgr_lte 0 Promedio: 25% T GeE e
continuamente insignificante zonas
gas zonas 0 mas |
estructurales est.ructgralmente
altas bajas, indica un
empuje de gas
Aumenta
apreciablemente
Permanece alta y lo pozos N calculado por
. y es sensible a FEUIENSES terminados en 35-80% balance de
Empuje por by baja si la ! 8
x la produccion iy zonas Promedio: 50% materia
acuifero presion

de aceite, gas 'y
agua

permanece alta

estructuralmente
bajas producen

calculando We
no se considera

agua muy
temprano
b;grg? Bf,if,s Cuando k> 200
Segregacion Declinarapido | . inados en Ausente o 40-80% mD y el angulo

gravitacional

y
continuamente

zonas
estructurales
altas

insignificante

Promedio: 60%

del yacimiento
>10°y la po €S
baja (<5cp)

4.1.2.

Recuperacién secundaria

En esta recuperacion se involucra el mantenimiento de la presion del yacimiento,

realizando un barrido en el mismo con la inyeccion de fluidos inmiscibles, siendo el

agua o0 gas los utlizados. Esto por medio de pozos inyectores ubicados

estratégicamente para lograr un barrido uniforme, sin efectos de digitacion. Las

propiedades del fluido inyectado son de importancia para tener las mayores

eficiencias de desplazamiento. En esta recuperacibn no se busca alterar las

propiedades del sistema roca-fluido, como cambios de mojabilidad.
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Normalmente, el gas se inyecta en el casquete presente en el yacimiento y

el agua se inyecta en la zona de produccion para barrer el aceite. La etapa de
recuperacion secundaria alcanza su limite cuando el fluido inyectado (agua o gas)
se produce en cantidades considerables en los pozos productores, dejando de ser
econémicamente viable. El uso sucesivo de la recuperacion primaria y la
recuperacion secundaria permite obtener factores de recuperacion finales del 15%
al 40%.

La ingenieria de yacimientos comparte la responsabilidad con la ingenieria
de produccién para la implementacion, operacion y evaluacion del proyecto de

inyeccion (Fathi & Ramirez, 1984).

4.1.3. Recuperacion terciaria

Mejor conocida como recuperacion mejorada (Enhanced Oil Recovery, EOR por sus

siglas en inglés), en la cual se modifican las propiedades de los fluidos y la roca.

La mayoria de los proyectos que emplean algin método de recuperacion
mejorada fueron sometidos a una evaluacion de candidatos en las que se deben
cumplir ciertos pardmetros de presién, temperatura, salinidad y composicién de los
fluidos. Esta seleccion estara en funcion de los avances en métodos y tecnologias
de la industria. Ademas, deben realizarse estudios de simulacion y de laboratorio
antes de implementar cualquier método de recuperacién mejorada en el campo; la
informacion de nucleos, registros geofisicos, sismica, pruebas de presion e
histéricos de produccion, antecedentes de pozos homaologos, asi como los éxitos y
fracasos en la implementacién de técnicas de EOR en otros campos, son esenciales

para la implementaciéon temprana de algun proceso EOR.

En las zonas barridas por agua es comun que el aceite remanente
permanezca en forma de gotas aisladas atrapadas en los poros o como una pelicula
de aceite que cubre las paredes de estos. Por lo anterior, las técnicas de EOR estan
enfocadas a movilizar dichas gotas de aceite, de modo que se forme un banco de
aceite que pueda desplazarse hacia los pozos productores. (International Energy
Agency, 2005).
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Los métodos de recuperacién mejorada se pueden clasificar en dos grandes

grupos principales: térmicos y no-térmicos como lo muestra la figura 4.2 (Thomas,
2008).

Métodos de
Recuperacion Mejorada

No
Térmicos Térmico
Agua Calentamiento Combustion o e Gases
Caliente | | Vapor Elécirico Insiter Miscible Quimicos Inmiscibles| | O%S
Slug ;
Css Inyeccion | [ gpcp Hacia Preces Polimeros co. MEOR
de Vapor delante | | EN Reversa
e EnrquL?gcido Surfactantes 635:5 Espumas
3 Combustion
Con —
VAPEX + , Vaporizacion ||| Alcalis
Vapor Himedo Gases
Inertes
co,
SAGP Con Miscible | | Miscelares
Aditivos
N ASP
Miscible
THAI
Alcohol Aguas inteligentes
CAPRI

Figura 4.2. Clasificacion de los métodos de recuperacion mejorada, divididos en
térmicos y no térmicos (Green & Willhite, 2018).

Entre los métodos térmicos se encuentran: inyeccion de agua caliente,
inyeccion de vapor, calentamiento eléctrico y combustion in-situ. En la inyeccion de
vapor se presentan ciertas variaciones entre las que se encuentran: Inyeccion
ciclica de vapor (Cyclic Steam Stimulation, CSS, por sus siglas en inglés), inyeccién
de vapor asistida por gravedad (Steam-Assisted Gravity Drainage, SAGD, por sus
siglas eninglés) el cual presenta subvariaciones como VAPEX (Mezcla de solventes
y presencia de gas transportador), VAPEX + vapor y SAGP (Steam and Gas Push,
inyeccién de gas no condensable junto con el vapor). La combustion in-situ se
clasifica en Hacia delante y En reversa. Combustion in-situ Hacia delante se

subclasifica en seco, humedo, con aditivos, inyeccion de aire (Toe to Heel Air
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Injection, THAI, por sus siglas en inglés) y proceso de mejora catalitica in-situ

(Catalytic upgrading Process In-situ, CAPRI, por sus siglas en inglés).

Los métodos no térmicos se clasifican en miscibles, quimicos, gases
inmiscibles y otros. Entre los métodos miscibles se encuentra el gas enriquecido,
CO2 y N2 miscible, junto con el alcohol. Los métodos quimicos abarcan la inyeccion
de polimeros, surfactantes, alcalis y polimeros miscelares, resaltando la inyeccién
de aguas inteligentes, también conocida como Smart Water Flooding en inglés. La
inyeccién de gases inmiscibles como el CO2, gas de combustion y gases inertes. La
clasificacion de otros, se caracterizan por ser métodos que no entran en ninguna de
las clasificaciones anteriores; por ejemplo, la inyeccion microbiana la cual consiste
en inyectar al yacimiento una solucién de microorganismos y nutrientes, mejorando
la permeabilidad absoluta de la roca y reduciendo la viscosidad del aceite, ademas

de crear un taponamiento selectivo.

El orden de implementacion de cada uno de estos métodos dependera del
administrador de cada yacimiento, tomando acciones enfocadas al aumento del
factor de recuperacion de manera eficiente en toda la etapa productiva del
yacimiento. Asimismo, las politicas de la empresa operadora del campo y las de la
agencia reguladora gubernamental juegan wun papel importante en el

comportamiento de la produccion (Department of Energy, 2010).

4.2. CAPITULO 2 Propiedades del sistema roca - fluido

4.2.1. Porosidad

La porosidad se define como la relacion del espacio vacio entre el volumen total de
la roca. También puede llamarse porosidad absoluta. Matematicamente se expresa

como.

Donde:

¢ = Porosidad de la roca
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Vg = Volumen poroso de la roca

V, = Volumen total de la roca

El espacio poroso de la roca, en términos generales, puede contener hidrocarburos,
agua y arcilla. llustrativamente en la figura 4.3 se muestra una porcion de roca. La
cuantificacion de la arcilla debe tomarse con seriedad, ya que una mala estimacién

sobrestimaria el volumen de reservas en el yacimiento.

Arcilla

Matriz

gua

Figura 4.3. Esquema representativo del contenido existente en una porcién de
roca. Presencia de arcilla, matriz de la roca, fluidos hidrocarburos y agua.

Entonces, la porosidad debe cumplir la siguiente condicion:

ViV + Vg
Ve
Donde:
V, = Volumen total de hidrocarburos
I}, = Volumen total de agua

Vsn = Volumen total de arcilla

Es importante mencionar que la porosidad de cualquier yacimiento sea clastico o de
carbonatos, dependera de varios factores, entre los mas importantes: aumento en
esfuerzos efectivos y disminucion en la presién de formacion (o presion de poro),
morfologia de los poros, asi como el acomodamiento de granos dentro del medio

pOroso.
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La porosidad puede clasificarse de la siguiente forma.

Por su génesis en porosidad primaria y secundaria:

Porosidad primaria: Se refiere a la porosidad que se gener¢6 al depositarse
la roca. Por ejemplo, la porosidad intergranular en siliclasticos.

Porosidad secundaria: Se refiere a la porosidad generada o alterada
posteriormente a la depositacion, por la acciéon de las aguas de formacion,
cambios en la composicion quimica de las rocas o la accion de fuerzas
tectonicas. Ejemplos son porosidad por disolucion, dolomitizacion,

fracturamiento.

Por su capacidad de fluir en efectiva e inefectiva:

Porosidad Efectiva: Porosidad en la cual los poros estan interconectados y
el fluido contenido en los mismos se puede producir. Por ejemplo,
yacimientos de areniscas o altamente fracturados con presencia de vugulos,
pueden tener buena porosidad efectiva.

Porosidad Inefectiva: Los poros que la componen no estan conectados
entre si; la conectividad es tan pobre que no permite que fluyan los fluidos
contenidos en la misma. Un ejemplo de porosidad inefectiva podria ser un
yacimiento de lutitas, ya que posee una alta porosidad, pero no todos estan

conectados.

4.2.2. Permeabilidad

La permeabilidad es una de las propiedades mas importantes en el estudio de los

yacimientos, por lo que su obtencion es primordial para el desarrollo de campos e

implementacion de procesos de recuperacidon secundaria y mejorada. La

permeabilidad puede clasificarse en absoluta, efectiva y relativa; siendo una funcion

de otra.
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4.2.2.1. Permeabilidad absoluta

Se define como la capacidad de flujo o transmision de fluidos a través de una roca,
cuando se tiene la presencia de un solo fluido o una fase en el medio poroso. Con

apoyo de la ecuacion de Darcy, la permeabilidad se expresa:

* U *
Donde:
K, = Permeabilidad absoluta
q = Gasto
u = Viscosidad

A = Area transversal
L = Longitud

AP = Diferencial de presién
4.2.2.2. Permeabilidad efectiva

Es la capacidad de flujo preferencial o transmision de un fluido particular cuando se
tiene la presencia de otros fluidos inmiscibles en el medio poroso. Estas
permeabilidades efectivas se encontraran en funcion de la saturacion de cada fase.

Por nomenclatura se tendran las siguientes:

k, = Permeabilidad efectiva al aceite

k, = Permeabilidad efectiva al gas

k, = Permeabilidad efectiva al agua

4.2.2.3. Permeabilidad relativa

Para mayor comprension de esta seccion se requiere la explicacion de conceptos

basicos, los cuales se abordan a continuacion.
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4.2.3. Saturaciones

La ingenieria de yacimientos utiliza las curvas de permeabilidad relativa y de presion
capilar para estimar la cantidad de aceite y gas en el yacimiento, asi como para la
prediccibn de la capacidad de flujo de estos a través de la explotacion del
yacimiento. Las curvas de permeabilidad relativa y las presiones capilares son

usualmente vistas como funciones de la saturacion de las fases (Warner Jr., 2007).

La saturacién de los fluidos se define como la fraccién del espacio poroso que es
ocupada por una fase en donde se tiene la siguiente relacion, considerando la

presencia de los tres fluidos:

So+S;+ S, =1
Donde:
S,= Saturacién de aceite, fraccion
Sg = Saturacion de gas, fraccion

S, = Saturacion de agua, fraccion

Cabe resaltar que existen conceptos importantes, los cuales se relacionan con la

interpretacion de curvas de permeabilidad relativa y se muestran a continuacion:

e Saturacion de gas critica. Es la saturacion a la cual el gas empieza a ser
movil en el medio poroso. Por ejemplo, si la saturacion de gas critica es 5%,
entonces el gas no fluird hasta que la saturacién exceda el 5%. Valores

promedio de Sgc estan en un rango de 0 a 20%.

e Saturacion de aceite residual. Se refiere a la saturacion de aceite después
de un desplazamiento que inicia de una saturacion de aceite inicial, la cual
generalmente equivale a 1 menos la saturacion inicial del agua. Las
saturaciones residuales son de gran importancia ya que mostraran la

eficiencia que tuvo la implementacion de alguna técnica de recuperacion
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secundaria 0 mejorada. Esta magnitud de la ingenieria de yacimientos
representa el punto final de las curvas de permeabilidad relativa en la

simulacién de yacimientos.

Saturacion de aceite remanente. Es la saturacion de aceite que queda a
cierto tiempo de explotacion en el yacimiento, donde no necesariamente

debe ser la misma a la residual.

Saturacion de gas residual. Es la saturacion de gas que queda entrampada
por procesos de recuperacion secundaria. La saturacion de gas residual
después de la inyeccion de agua depende de la saturacion de gas antes de

tal inyeccion.

Saturacion de agua irreductible. Es la saturacion mas baja que puede
alcanzarse al realizar un desplazamiento; varia con la naturaleza de este, y

puede ser un desplazamiento de aceite o gas.

Saturacion de agua connata. La saturacion de agua en un yacimiento de
gas o aceite, en la etapa de descubrimiento, es llamada saturacion de agua

connata. También se conoce como agua fosil.

4.2.4. Presion capilar

La presion capilar es un parametro importante en el estudio del medio poroso

cuando contiene dos o0 mas fluidos inmiscibles. Junto con las fuerzas gravitacionales

y viscosas, las fuerzas capilares afectan la distribucién y el flujo de fluidos

inmiscibles en el yacimiento.

42.4.1. Fuerzas interfaciales

La mojabilidad puede ser tratada cuantitativamente por las fuerzas interfaciales

cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto con una superficie solida. La figura

4.4 muestra una gota de agua en contacto con una superficie de roca, en presencia
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de aceite. La gota de agua se extiende sobre la superficie hasta que las fuerzas se

encuentran en balance. Un balance de fuerzas en la linea de interseccion del sélido,

el agua y el aceite se define como:

Ops — Ows = O,y COSO
Donde:
o,s = tension interfacial entre el aceite y el solido, dinas/cm
o,s = tension interfacial entre el agua y el sélido, dinas/cm
0,s = tension interfacial entre el agua y el aceite, dinas/cm

6 = angulo de contacto, con referencia al agua

Rock surface

Figura 4.4. Fuerzas interfaciales entre un sélido y dos fluidos inmiscibles (Warner
Jr., 2007).

Debido a que la interfase entre el fluido mojante y no mojante se encuentra en
tension, existe una diferencia de presiones en tal zona. Esta diferencia de presion

es llamada presion capilar, la cual se ilustra en la figura 4.5, y se define como:

20,,,c0s0

¢ r
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Water

Figura 4.5. Presion capilar resultante de las fuerzas interfaciales en un tubo capilar
(Green & Willhite, 2018).

La presion capilar entonces se relaciona con la tension interfacial entre ambos
fluidos, la mojabilidad relativa de los fluidos 6, y el tamafio del tubo capilar r. La
presion capilar puede ser positiva 0 negativa; el signo expresa en cual fase la

presién es menor.

Es posible observar que la presion capilar es inversamente proporcional al
radio del capilar, como se observa en la figura 4.6, e incrementa conforme la afinidad

de la fase mojante a la superficie de la roca aumenta.
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Zona de aceite

Nivel de agua
""" mas alto

100% produccion de aceite

Presién
capilar

Zona de transicion
aceite/agua

0 50 100

Saturacion de agua, Sw, %

Figura 4.6. Aumento de la presion capilar conforme disminuye el radio del capilar
(Green & Willhite, 2018).

4.2.4.2. Factores que afectan la presion capilar

Los factores que afectan a la presion capilar son: la mojabilidad de la roca, las
tensiones interfaciales y la geometria de los poros. Como se observa en la figura
4.7, conforme disminuye la permeabilidad, las presiones capilares aumentan; esto
se debe a la disminucion en el tamafio de las gargantas de poro.
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Presion
capilar, psi

20 40 60

Saturacion de liquido, %VP

Figura 4.7. Efecto de la permeabilidad de la roca en la presion capilar (Warner Jr.,
2007).

4.2.5. Mojabilidad

En el contexto de flujo en medio poroso, la mojabilidad afecta al flujo de fluidos en
el yacimiento y las saturaciones residuales de estos, a las presiones capilares y a
los gastos de produccion. Para el presente trabajo es importante mencionar la
influencia que tiene en el comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa,

siendo estas dependientes de la saturacion.

Determinar la mojabilidad de la roca es de gran ayuda para el estudio del
almacenamiento de CO2, asi como para implementacion de métodos de
recuperacion secundaria y mejorada (inyeccioén de aguas inteligentes, surfactantes,
polimeros, etc.). La inyeccion de aguas inteligentes causara alteraciones en la
mojabilidad del yacimiento, permitiendo reducir las saturaciones de aceite residual

y por ende aumentar los factores de recuperacion.

El grado de mojabilidad que exhibe la roca del yacimiento depende de dos
factores principales: el contenido de asfaltenos y la composicién de la roca. La
mojabilidad se relaciona con la presencia de compuestos polares como los
asfaltenos, los cuales en pequefias cantidades tienen la habilidad de adsorberse en
la roca y, por lo tanto, cambiar la mojabilidad de la misma, de mojable al agua a

mojada por aceite.
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La mojabilidad es definida como la preferencia que tiene una superficie de roca

a permitir que un fluido se extienda sobre ella, en presencia de otros fluidos. En un
sistema roca-aceite-agua, esta es una medida de la preferencia que tiene la roca
por aceite o por agua (Anderson, 1986). Refiriendonos a una clasificacion de fluidos,

con base en la mojabilidad tenemos:

¢ Fluido mojante: Es aquel que tiene la mayor tendencia a adherirse a la roca.
e Fluido no mojante: Es aquel que no se adhiere a la roca o lo hace

parcialmente.

En la figura 4.8 se puede observar una superficie de roca con un fluido no mojante

y mojante, tomando como referencia el angulo de contacto.

Figura 4.8. Fluido mojante y no mojante. De acuerdo con el angulo de contacto,
sobre la superficie de roca se observa un fluido no mojante, en este caso agua
(lado izquierdo), y un fluido mojante, representado por aceite (lado derecho) (SLB,
2016).

Existen ciertos estados de mojabilidad que pueden presentarse en la roca:

e Mojabilidad por agua: Cuando la roca es mojada por agua, existe una
tendencia del agua por ocupar los poros pequefios y estar en contacto con la
mayoria de la superficie de la roca. El aceite se encontrara en el centro de
los poros mas grandes (Anderson, 1986).

e Mojabilidad por aceite: Cuando la roca es mojada por aceite, existe una
preferencia de la roca por estar en contacto con el aceite. El aceite ocupara
los poros pequefios y estard en contacto con la mayoria de la superficie de
la roca. El agua se encontrar4 en el centro de los poros mas grandes
(Anderson, 1986).
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e Mojabilidad mixta: Cuando la roca no tiene preferencia por el aceite o el
agua, se dice que el sistema posee una mojabilidad intermedia o mixta. En
la figura 4.9 se muestran los tipos de mojabilidad.

e Mojabilidad fraccional: En esta las superficies del nucleo tendran diferentes
preferencias de mojabilidad. La mojabilidad fraccional, también conocida
como mojabilidad dalmation, fue propuesta por Brown & Fatt y cols. (Brown
& Fatt, 1956) (Fatt & Klikoff, 1959). En este tipo de mojabilidad, los
componentes del aceite crudo son fuertemente adsorbidos en ciertas
superficies de la roca, siendo entonces una porcién de la roca fuertemente
mojada por aceite, y el resto preferencial al agua.

Es importante no confundir la mojabilidad fraccional con la mojabilidad intermedia o
mixta, la cual asume que todas las porciones de la superficie de la roca tienen una
equivalente o ligera diferencia por la preferencia a ser mojada por agua o aceite; en
cambio, la fraccional no implica ubicaciones especificas mojadas por el fluido,

refiriéendose a superficies especificas o trayectorias continuas.

Cuando un sistema se encuentra en equilibrio, el fluido mojante ocupara
totalmente los poros mas pequefos y estara en contacto con la mayor superficie de
la roca (asumiendo, por supuesto, que la saturacion del fluido mojante es
suficientemente alta). La fase no mojante ocupard el centro de los poros mas
grandes y formaran glébulos que se extiendan por un gran nimero de poros.

Mojado por agua Mojabilidad mixta Mojado por aceite

[ Aceite [[] samuera B Granos de roca

Figura 4.9. Tipos de mojabilidad presente en rocas (SLB, 2016).

4.2.5.1. Mojabilidad en areniscas y carbonatos
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La mojabilidad original del yacimiento puede cambiar a ser fuertemente mojada por

aceite por la adsorcion de compuestos polares y/o la depositacion de materia

organica original del aceite crudo.

Algunos aceites crudos vuelven a una roca mojada por aceite por la
depositacion de una capa delgada de materia organica en las superficies de los
minerales. Otros aceites crudos contienen componentes polares que pueden ser
adsorbidos por la roca haciéndola mas mojada por aceite. Lo antes mencionado
brinda relevancia al estudio de la composicion del aceite.

Gracias a mediciones de angulo de contacto (Treiber, Archer & Owens, 1972;
Chilingar & Yen, 1983), se ha observado que la mayoria de los carbonatos son

mojados por aceite, mientras que las areniscas son mojadas por agua.

El a4ngulo de contacto depende de muchas variables, que incluyen:
composicion del aceite y de la cantidad de gas en solucion, concentracion de
componentes de superficie activos (asfaltenos) en el aceite que se absorben en la
superficie de la roca, la salinidad y pH del agua de formacion, la mineralogia de la

superficie de la roca, la salinidad y el pH del agua inyectada (Warner Jr., 2007).

4.2.5.2. Factores que afectan la mojabilidad
La mojabilidad de la roca dependera del yacimiento, ya sea arenisca o carbonato,
por lo cual es importante entender los factores que alteran la mojabilidad de estas.
En términos generales las superficies de yacimientos de areniscas poseen iones de
silice, mientras que los yacimientos de carbonatos contienen iones de magnesio y

calcio.

4.2.5.2.1. Componentes polares, materia orgéanicay tipo de crudo

Los componentes en la superficie activa del crudo son encontrados en un amplio
rango de fracciones, aunque existe mayor presencia de estos en las fracciones
pesadas del crudo, principalmente las resinas y los asfaltenos. Estos componentes
del aceite se consideran polares conteniendo nitrdgeno, oxigeno y/o sulfuro
(Anderson, 1986). Estos componentes se consideran componentes surfactantes.

Los componentes tendran dos extremos: uno polar y otro hidrocarburo. El extremo
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polar se adsorbe en la superficie de a roca, quedando el extremo hidrocarburo libre,

lo cual provoca una mayor mojabilidad al aceite.

De acuerdo con Johansen & Dunning (1959), los asfaltenos son los
responsables de cambiar la mojabilidad por agua a mojabilidad por aceite.
Donaldson & Crocker en 1981, midieron la alteracion de la mojabilidad causado por
la extraccion de compuestos polares, demostrando que estos pueden alterar la

mojabilidad.

4.2.5.2.2. Surfactantes

Experimentos han mostrado que los surfactantes presentes en el crudo son
lo suficientemente solubles en el agua, permitiendo su paso a través de delgadas
capas de agua, favoreciendo su adsorcion en la superficie de la roca (Lowe, Phillips,
& Riddiford, 1973) (Lyutin & Burdyn, 1970).

4.2.5.2.3. Minerales

La adsorcién de compuestos polares en la superficie de silice y carbonatos es de
relevancia. Cuando los efectos de la salmuera no se consideran en la interaccion
quimica, la silice tiende a adsorber acidos organicos; esto sucede debido a que el
silice normalmente tiene cargas negativas debilitando la superficie acida, mientras
que los carbonatos tiene carga positiva, debilitando las superficie basica (Anderson,
1986).

4.2.5.2.4. Composicién del agua de formacién
La salinidad y el pH del agua de formacién es muy importante en la
determinacion de la mojabilidad debido a que afectan en gran medida las cargas de

la superficie de la roca y las interfaces de los fluidos.

Los surfactantes catidnicos cargados positivamente seran atraidos hacia la
superficie cargada negativamente, mientras que los tensoactivos aniénicos
cargados negativamente seran atraidos hacia las superficies internas cargadas
positivamente. La silice esta cargada negativamente cercano a un pH neutro, y

tiende a adsorber &cidos organicos, mientras que la calcita estd cargada
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positivamente y tiende a absorber bases orgénicas. La calcita va a absorber

surfactantes catidnicos en lugar de surfactantes anionicos (Anderson, 1986).

4.2.5.3. Métodos de medicion
Existe una diversidad de métodos para medir la mojabilidad de la roca, los cuales
pueden ser métodos cuantitativos y métodos cualitativos.

Los métodos cuantitativos son medicion de angulo de contacto, método de
Amott (imbibicion y desplazamiento forzado), y el método USBM. El método de
angulo de contacto mide la mojabilidad en una superficie especifica, mientras que

el método de Amott y USBM miden la mojabilidad promedio de un ndcleo.

Los métodos cualitativos son la examinacion microscopica, flotacion, método
glass slide, relaciones de permeabilidad/saturacion, registros geofisicos, resonancia
magnética nuclear y curvas de permeabilidad relativa, siendo este ultimo método el

utilizados en el presente trabajo.

4.3. CAPITULO 3 Permeabilidad relativa

Las curvas de permeabilidad relativa han sido ampliamente usadas en la ingenieria
de yacimientos para calculos y simulaciones numéricas. Debido a que la
recuperacion de aceite depende en gran medida de su permeabilidad relativa
(Hagoort, 1980; Welge, 1952), es necesario caracterizar la roca del yacimiento e
identificar los factores que afectan a tales permeabilidades relativas, para asi
maximizar los factores de recuperacion (Pei, Liu, Gu, & Jian, 2022).

Ademas, su obtencidn servirA para obtener de manera indirecta la
mojabilidad presente en la roca y comparar el comportamiento que se tendra con

cada uno los desplazamientos propuestos.

4.3.1. Definicion

La permeabilidad relativa es una medida de la capacidad de un medio poroso para

conducir cierto fluido, cuando existe la presencia de uno mas fluidos inmiscibles,
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siendo la fraccion que se presenta a un fluido respecto a la permeabilidad absoluta.
La resistencia al flujo de cierta fase en un flujo multifasico depende en como esta
fase se distribuye en el yacimiento en presencia de otros fluidos (Kumar, Sarma, &
Maini, 2022). En otras palabras, es la relacion existente entre la permeabilidad
efectiva de un fluido y la permeabilidad absoluta de la roca, la cual se encuentra en

funcién de las saturaciones.

Donde:
K, = Permeabilidad relativa [adimensional]
K, = Permeabilidad efectiva [mD]

K, = Permeabilidad absoluta [mD]

En términos de los fluidos, se expresa como:

K,

K., = —
ro Ka
K,

_ 9

Krg K_a
K

Ko =%,
a

Donde:
K,, = Permeabilidad relativa del aceite [adimensional]
K., = Permeabilidad relativa del gas [adimensional]

K., = Permeabilidad relativa del agua [adimensional]
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El producto de la permeabilidad absoluta por la permeabilidad relativa de la roca es

equivalente a la permeabilidad efectiva del fluido, ya sea aceite, gas o agua. La
permeabilidad efectiva del aceite a la saturacion de agua irreductible, en ocasiones
se utiliza para normalizar las permeabilidades relativas en lugar de las
permeabilidades absolutas. Con esta normalizacion sera equivalente a 1 (Fanchi,
2006).

Las figuras 4.10 y 4.11 muestran el comportamiento tipico de un sistema
gas/aceite. La escala semilogaritmica de la figura 4.11 es conveniente para leer
permeabilidades relativas menores que 0.05. Los “endpoints” de las curvas, son

definidos como la saturacion de gas critica Sqc y la saturacion de aceite residual So.
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Q
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000 —
0.00 020 0.40 060 0.80 1.00

S,, fraccion

Figura 4.10. Comportamiento tipico de curvas de permeabilidad relativa en un
sistema gas/aceite.
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Figura 4.11. Comportamiento tipico de curvas de permeabilidad relativa en escala
semilogaritmica en un sistema gas/aceite.

4.3.2. Relaciones en los “endpoints”

Saturacion de aceite residual, saturacion de agua irreductible, saturacién de gas
residual, saturacion critica de gas son los mas frecuentes “endpoints” en las curvas
de permeabilidad relativa. La saturacion de aceite y gas residual, asi como la de
agua irreductible se refieren a la saturacion inmévil de estas fases después del
desplazamiento por otras fases. Las saturaciones criticas, ya sea de gas o aceite,

se refieren a la minima saturacion a la cual la fase inicia a ser movil (Fanchi, 2006).

4.3.3. Histéresis

Como en el caso de la presion capilar, las permeabilidades relativas dependen de
la saturacion de fluidos, como se muestra en la figura 4.12. Para el sistema
gas/aceite, mostrado en la misma figura, la histéresis es mucho mas grande para la
permeabilidad relativa del gas. Usualmente la histéresis de la fase mojante (aceite,
en tal caso) es muy pequefia. La saturacion de gas entrampado que permanece al
fin del proceso de imbibicién es un factor clave de la histéresis. Jones & Roszelle
(1978) reportaron grandes variaciones en la kw y pequefias variaciones en ki, l0

cual consideraron como un sistema mojado al agua.
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Figura 4.12. Comportamiento de la histéresis en curvas de permeabilidad relativa,
principalmente en el gas (Fanchi, 2006).

4.3.4.

La distribucion de los fluidos inmiscibles en el medio poroso depende de ciertos
factores, como la estructura y la distribucidén del tamafio de los poros, mojabilidad,

historia de saturacién y relacion de viscosidades (Maini, 1989).

Debido a la complejidad en los medios porosos, es imposible predecir la
distribucion de fluidos con el conocimiento de los factores ya mencionados. Por lo
tanto, es necesario realizar pruebas de laboratorio que representen las condiciones

de yacimiento, para asi obtener las curvas de permeabilidad relativa (Kumar, Sarma,

& Maini, 2022).

La mayoria de la informacion disponible sobre permeabilidades relativas
proviene de mediciones realizadas en laboratorio, en las cuales la distribucion de

fluidos en el medio poroso depende de tres factores principales:
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e Mojabilidad

e Historia de saturacion
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4.3.4.1. Estructuray distribucion de poros

En las figuras 4.13 y 4.14 se muestran microfotografias y curvas de permeabilidad

relativa para una arenisca: la primera con poros grandes y con buena

interconectividad, y la segunda con poros pequefios y buena interconectividad. Es
notaria la diferencia en las curvas de permeabilidad relativa de un sistema a otro,
esto por el cambio de la permeabilidad absoluta en ambos sistemas. Sin duda, es
posible observar una disminucién en la permeabilidad relativa de ambas fases, a

todas las saturaciones. La distribucion de los poros en carbonatos tiene mayor

complejidad debido a las redes de fracturas y vagulos presentes. Las

heterogeneidades presentes en el medio poroso dependeran de la escala de
estudio.

e

i
09 \ k,=1314 md
\
\
\

k’h

o
)

(=]
o

1
\
\
\
\
\
1
\
\
\
\
\
A
A

=]
S

\

o
w

Permeabilidad relativa, fraccion

[=]
N

=]

v " o 00 01 02 03 04 05 06 07 08 09 10

S,,, fraccion

=

Figura 4.13. Microfotografia (a) y curva de permeabilidad relativa (b), poros
grandes (Willhite, 1986).
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Figura 4.14. Microfotografia (a) y curva de permeabilidad relativa (b), poros
pequefios. Debido a la disminucién en el tamafio de poro, la permeabilidad
absoluta es afectada, y en consecuencia se tiene una disminucién en la
permeabilidad relativa de los fluidos (Willhite, 1986).

4.3.5. Técnicas de medicion

Las permeabilidades relativas pueden ser obtenidas por medio de tres pruebas
principales:

1. Estado estacionario.

2. Estado no estacionario.

3. Centrifuga.

4.3.5.1. Experimentos de flujo trifasico en estado estacionario

En el método de flujo estacionario, la fase mojante (tipicamente agua), la fase no
mojante (gas) y la fase intermedia (tipicamente aceite) son inyectados
simultaneamente en el nucleo. Las caidas de presion y las saturaciones son
registradas cuando el sistema alcanza el estado estacionario, lo que significa que
las caidas de presion a lo largo del nacleo y las saturaciones no cambian a través

del tiempo (distribuciéon de fluidos en el medio poroso), ocurriendo tanto en la
entrada como a la salida del nucleo.

El principal objetivo de este tipo de pruebas es definir las permeabilidades

relativas intermedias en la curva, especialmente a bajos valores de saturacion de la
fase desplazante.
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En este tipo de pruebas se lleva a cabo un desplazamiento a distintos gastos
compuestos, hasta que la saturacién y el equilibrio de presion sea establecido para
cada relacién de gasto. En la figura 4.15 se muestra esquematicamente un
desplazamiento es estado estacionario. Se observa que la relacion agua-aceite
incrementan con el nUmero de gastos y termina hasta que la inyeccion sea 100%

de agua (Pérez Carrillo, Zapata Arango, & Santos Santos, 2008).

95%)|||'>

5 0/0 —
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150/0 -
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50% 100% aceite:
o = Relacion 1:
Relacion 2:
159 |
A Relacion n:
85% - 100% agua

\
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ko' & kw' @ Sw(2]

ko' & kw' @ Swin]
kw@Sro

N

4

5% e==p

95% -

100% -

=
- kw@Sro

Figura 4.15. Esquema de un desplazamiento en estado estacionario (Glover,

2010).
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4.3.5.2. Experimentos de flujo trifasico en estado no estacionario

En estos experimentos solo una de las fases es inyectada en el nucleo a la vez. El
nacleo se encuentra a una saturacion irreductible de la fase desplazante. La
recuperacion de aceite y las caidas de presion en el ndcleo son medidas
continuamente durante el proceso de desplazamiento. Inicialmente, a la salida,
solamente la fase desplazada es producida, todo al mismo gasto de inyeccion del
fluido inyector, asumiendo fluidos incompresibles, observando un estado de
produccion lineal. Esto continua hasta que el fluido desplazante alcanza la salida. A
partir de este momento el inicio de produccién del fluido inyector inicia. Después se
empieza a tener una curva en el volumen de aceite recuperado. Las
permeabilidades relativas son calculadas por distintos métodos los cuales ya han
sido mencionados; entre los mas utilizados: Welge (1952), método de Johnson,
Bossler, & Neumann (1959) mejor conocido como el método JBN (Pérez Carrillo,
Zapata Arango, & Santos Santos, 2008). En la figura 4.16 se muestra

esquematicamente las etapas de una prueba en estado no estacionario.
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4.3.6. Métodos

A continuacion, se presentan los métodos existentes mas utilizados y renombrados

para el calculo de permeabilidades relativa, tomando mayor relevancia el dltimo de

estos:

e Modelo de Brooks & Corey
e Modelo de Carman & Kozeny

e Modelo de Jones & Roszelle

4.3.6.1. Método de Brooks & Corey

En 1954, Corey combiné las predicciones de un haz de tubos con su expresion

empirica de presiones capilares, para obtener curvas de permeabilidad relativa. En

1964, Brooks & Corey extendieron los resultados de Corey. Obteniendo finalmente

las siguientes relaciones con forma de ley de potencia usadas para describir las

permeabilidades relativas del aceite, gas y agua:

So - Sor

kro=kromax<1_5 —s
or we

Sw - ch

No
%)

krw = Krwmax <1 —s _—S
or wc

nw
- SQC)

S,—S
— 9 gc
ferg = Krg max (1 —Sor = Swe =S

Donde:

Ny, Ny, Ng = EXxponentes de 1 a 6
k.. max = Permeabilidad relativa maxima al aceite
kv max = Permeabilidad relativa maxima al agua

kyg max = Permeabilidad relativa maxima al gas
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4.3.6.2. Método de Carman & Kozeny

Alpak, Lake, & Embid (1999) utilizaron los conceptos de un modelo de presiones
capilares para que, con ayuda del modelo de permeabilidad de Carman-Kozeny,

construyeran un modelo de curvas de permeabilidad relativa.

T A?

krw = S\f/ _—Tz
TW (AOW + AWS)
T A?

ky, = S3 r

° Ty Aoy + Ags)?

Estos modelos incluyen las relaciones de tortuosidad, Ti y Ti para el aceite y agua
o w

respectivamente.

Donde:

Ar = Area de la superficie del solido
A,,, = Area interfacial aceite/agua
A,s = Area interfacial aceite/solido

A, = Area interfacial agua/solido

4.3.6.3. Método de Jones & Roszelle

Este método sera relevante para el presente trabajo, ya que es el ocupado para la

obtencion de las curvas de permeabilidad relativa de las pruebas realizadas.

Para encontrar las curvas de permeabilidad relativa por estado no estacionario,
usualmente se satura un nucleo con agua de formacion, se inyecta aceite, y se
obtiene la Swir. Después, se realiza la inyeccion de agua y se monitorean los

siguientes factores:

e Diferenciales de presion.
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¢ Volumen de aceite recuperado.

e Volumen total recuperado de la prueba.

Con la informacién del volumen poroso y permeabilidad absoluta de la roca
(proveniente de la caracterizacion basica), asi como las propiedades de los fluidos
a condiciones del experimento, sera posible construir las curvas de permeabilidad

relativa.

Despreciando los efectos capilares y gravitacionales, las permeabilidades relativas

se expresan:

Pw fw2
kryw = ;5‘;/
Kofoz
ko = ;;i

Donde:

k., = Permeabilidad efectiva del agua
k., = Permeabilidad efectiva del aceite
u,, = Viscosidad del agua

U, = Viscosidad del aceite

fw2 = Flujo fraccional del agua

f.2 = Flujo fraccional del aceite

La definicion de A, ~! queda de la siguiente forma:

— dat
A, =T - Qe

Donde:
A~1 = Viscosidad efectiva promedio

Q; = Volumen poroso inyectado
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La Swirr €s un valor conocido; partiendo de este, es posible calcular la saturacion de
agua promedio, en funcion del volumen inyectado. Conociendo el volumen de aceite

recuperado N, y el volumen poroso inyectado Vy:

- N.

Sw = Swirr + p/Vp

- ds
SWZ = SW - Qi dQW
i

La viscosidad efectiva esta en funcién de la saturacion, por lo cual primero debe
encontrarse la viscosidad efectiva promedio, también llamada el reciproco de la

movilidad.

Esta viscosidad efectiva promedio se encuentra de la siguiente forma:

Donde:

Up = viscosidad del fluido utilizado en la medicion de permeabilidad absoluta

A . . ., . . .y
% = Diferencial de presion entre el gasto, ambos obtenidos en la medicion de
b

permeabilidad absoluta

%p = Diferencial de presion entre el gasto, ambos obtenidos en la prueba de

desplazamiento
Finalmente, el flujo fraccional a partir de la saturaciéon promedio se calcula:

S__ w2

foz = 0;

fwz =1—fo2
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Con todo lo mencionado es posible obtener los valores de permeabilidad relativa
del aceite y agua, en un estado no estacionario, siendo el flujo fraccional primordial

para su obtencion.

4.3.7. Relacion con la mojabilidad

La mojabilidad afecta la permeabilidad relativa de los fluidos debido a que es el
factor principal que controla la ubicacion, flujo y distribucién espacial de los fluidos

en la roca.

4.3.7.1. Permeabilidad relativa en sistemas fuertemente mojados

El fluido mojante generalmente se localizara en los poros mas pequefios y como
una capa delgada en la superficie de los poros mas grandes, mientras que el fluido
no mojante se localizara en el centro de los poros mas grandes. En general, a cierta
saturacion, la permeabilidad relativa del fluido es mayor cuando este es el fluido no
mojante. Este efecto se debe a que el fluido mojante tiende a viajar a través de los
poros pequefios, menos permeables, mientras que el fluido no mojante tiene mayor
facilidad para viajar por los poros mas grandes. A bajas saturaciones del fluido no
mojante, el fluido quedara atrapado como glébulos discontinuos en los poros mas

grandes.

Las diferencias en las permeabilidades relativas medidas en sistemas fuertemente
mojados por agua y fuertemente por aceite se debe a la distribucion de los fluidos.
Considera un sistema fuertemente mojado por agua. A la saturacién de agua
irreductible, el agua se localiza en los poros pequefios, teniendo un efecto
despreciable en el flujo del aceite. Debido a que el agua no bloquea
significantemente el flujo del aceite, la permeabilidad efectiva del aceite es
relativamente alta, por lo tanto, aprovecha la permeabilidad absoluta. En contraste,
la permeabilidad efectiva del agua sera muy baja a la saturacion residual del aceite,
debido a que el aceite residual se encuentra atrapado como glébulos en los centros
de los poros mas grandes, donde se vera disminuida la permeabilidad efectiva del

agua.
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Ahora considerando un sistema fuertemente mojado por aceite, la permeabilidad

relativa del aceite a la saturacion de agua irreductible es relativamente baja debido
a que el agua residual bloquea el flujo del aceite. La permeabilidad efectiva del agua
sera muy alta a la saturacién residual del aceite, debido a que el aceite se localiza
en los poros pequefios y como una capa delgada en los poros mas grandes,

teniendo un efecto despreciable en el flujo del aceite.

La figura 4.17 muestra el efecto de la mojabilidad, obtenido por el método de U.S.
Bureau of Mines (USBM), indice de mojabilidad de Amoth, sobres las curvas de
permeabilidad relativa de agua y aceite. Como es esperado, un cambio de roca
mojada por agua a mojada por aceite incrementara la kw conforme incrementa la

mojabilidad al aceite, y la ki, disminuira.
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Figura 4.17. Curvas de permeabilidad relativa para una arenisca Squirrel para
condiciones de mojabilidad por aceite y por agua. Willhite, G.P.: Waterflooding,
Textbook Series, SPE, Richardson, Texas (1986).
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4.3.7.2. Reglas de Craig

Las reglas de Craig (1971) han sido ampliamente usadas para determinar
cualitativamente la mojabilidad de la roca, a partir de curvas de permeabilidad
relativa. De acuerdo con la primera regla, en rocas mojadas agua, la saturacion de
aceite residual debe ser menor al 30%, mientras que en rocas mojadas por aceite,
la saturacion de aceite residual debe ser mayor al 50%. La segunda regla considera
un sistema mojado por agua si la saturacion en el punto de cruce de las curvas de
permeabilidad relativa es mayor al 50%, y si es menor al 50% ser4 mojado por
aceite. La tercera regla indica una relacion entre la saturacion de agua irreductible

y la mojabilidad. Un resumen de las reglas de Craig se muestra en la tabla 4.2:

Tabla 4.2. Reglas de Craig para la determinacién de la mojabilidad de una roca a
partir de curvas de permeabilidad relativa.

Descripcion Mojabilidad al agua Mojabilidad al aceite

Saturacion de agua
o Usualmente >20 a 25 % | Generalmente <15 a 10%
inicial (Swi)

Saturacion de agua en y .
>50 % de saturacion de <50% de saturacion de
el cruce de las curvas

agua agua
(Sw @ Kro:Krw)
Saturacion de aceite >50 % y acercandose a
_ Generalmente <30 %
residual (Sor) 100%

Es importante resaltar que existe evidencia de que la composicion de los fluidos
puede afectar la permeabilidad relativa de las distintas fases, por lo cual la

caracterizacion de estos es vital (Churchwell & DiCarlo, 2022).
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4.4. CAPITULO 4 Eficiencia de desplazamiento en
diferentes escalas

La eficiencia de barrido dependera de la heterogeneidad presente en cada uno de
los yacimientos, ya que las zonas de mayor permeabilidad (thief zones), tendran un
mayor desplazamiento en comparacion con las restantes. El estudio del fluido
inyectado en el yacimiento también influira en tal eficiencia, ya que la viscosidad
jugara un papel importante en hacer barridos de una manera uniforme. En la
inyeccidon de agua, en ocasiones es necesario aumentar su viscosidad, agregando
polimeros o espumas. Lo anterior, a escala macroscopica, refiriendonos al area y

espesor del yacimiento.

A escala microscopica, las presiones capilares son de importancia, ya que el
aceite debe vencer tales presiones para fluir en las gargantas de poro, para ser
producido. Esto dependera de las caracteristicas de los fluidos y de la formacion.
Ademas, la mojabilidad de la roca definird las permeabilidades relativas de los

fluidos presentes.

Para realizar cualquier método de recuperacion, ya sea secundaria o
mejorada, lo mas importante es entender las rocas del yacimiento y los fluidos
contenidos en ella. Entender el ambiente de depdsito a niveles de poro y yacimiento,
la estructura del mismo identificando fallas y pliegues para definir cierta conectividad
y el efecto que tendra en la localizacion de los pozos inyectores, asi como identificar
la interaccion entre el sistema roca/fluido y el agua de inyeccién, la mojabilidad y el
comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa, permitird tener un
desarrollo exitoso del campo, minimizando riesgos y maximizando los factores de

recuperacion.

En la inyeccion de aguas en yacimientos, los dos términos mas importantes
son la saturacion de agua de formacion o connata y la saturacion de aceite residual
después de la inyeccibn de volumenes porosos de agua, Swe Y Somw,

respectivamente. (Warner Jr., 2007).
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Asumiendo que el factor de volumen del aceite, Bo, es el mismo al inicio y al
final de la inyeccion de agua, la ecuacion de eficiencia de desplazamiento toma la

siguiente forma:

Donde:

S,; = Saturacion inicial de aceite, antes del desplazamiento (1- Swc)

4.4.1. Movilidad

La movilidad de una fase es definida como la relaciéon entre su permeabilidad
relativa y su viscosidad. Por lo tanto, el término movilidad, combina las propiedades

de la roca con las del fluido. La movilidad se expresa como:

Donde:

A; = movilidad del fluido
k; = permeabilidad relativa del fluido

u; = viscosidad del fluido

La movilidad se relaciona con la resistencia de fluir en un medio poroso para un
fluido, a cierta saturacién. Debido a que la viscosidad esta en el denominador de la
ecuacion, fluidos con bajas viscosidades generalmente tendran altas movilidades y

fluidos con altas viscosidades tendran bajas movilidades.
La relacibn de movilidades M es definida como la movilidad del fluido

desplazante (en el caso de inyeccién de agua, serd agua) dividido por la movilidad
del fluido desplazado (aceite). A continuacion, se presentan matematicamente:
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b Ky Ky
Donde:
k., = permeabilidad relativa del aceite
k.., = permeabilidad relativa del agua
U, = viscosidad del aceite

U, = viscosidad del agua

Una relacién de movilidad favorable tiene valores menores a 1; esto significa que la
fase desplazada tiene una movilidad méas alta que la de la fase desplazante. De

caso contrario los valores de la relacion de movilidad seran mayores a 1.

4.4.2. Consideraciones importantes en lainyeccion de
fluidos

Deben realizarse ciertas consideraciones geoldgicas para tener éxito en la inyeccion
de fluidos, para entender que comportamiento tendra el flujo del fluido inyector en

el yacimiento (Warner Jr., 2007).

El primer paso en un proceso de inyeccion de agua es determinar el grado de
heterogeneidades que pueden existir en el yacimiento, que pueden considerarse

como:.

e Capas impermeables, como lutitas o anhidritas, que parcial o totalmente
pueden separar las capas permeables y porosas.

¢ Intercalacion de capas con hidrocarburos de diferente tipo: areniscas o
carbonatos.

e En término éareal, la extensién de las capas porosas y permeables y su
conectividad con otras areas del yacimiento.

e Permeabilidad en una direccién preferencial, debido a los ambientes de

deposicion o cambios diagenéticos.
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e Esfuerzos presentes en la roca, originando flujo en fracturas ya existentes o
creando nuevas.
e Fallas o pliegues que pueden afectar la conexion de una parte del yacimiento

con otra, sirviendo como barreras de flujo o canales de pérdida de fluido.

Lo mencionado requiere el trabajo de un equipo multidisciplinario, de geofisicos,
geologos y petroleros, integrar todas las ideas y poder crear un modelo de

yacimiento captando la mayor heterogeneidad y anisotropia posible.

4.5. CAPITULO 5 Aguas inteligentes

Los trabajos realizados por (Yildiz & Morrow, 1998) concluyeron que la composicion
de la salmuera podria afectar la recuperacion de aceite por inyeccion de agua, y la
recuperaciéon de aceite dependeria de condiciones especificas del sistema

roca/fluido.

En la mayoria de los casos publicados, una alta recuperacion de aceite es obtenida

cuando la salinidad del agua de inyeccion es mas baja que la del agua de formacién.

La inyeccion de aguas inteligentes es una técnica de recuperacion mejorada que se
caracteriza por lograr una alteracion en la mojabilidad en la roca, haciéndola mas
mojada al agua, lo cual se traduce en un incremento en los factores de recuperacion.
Las interacciones en el sistema roca/fluido y la composicion del agua de inyeccion
tendran un papel relevante en el cambio de mojabilidad (Aghaeifar, Strand,
Puntervold, Austad, & Sajjad, 2018).

45.1. Pruebas en areniscas

Diversas pruebas se han llevado a nivel laboratorio en nucleos de areniscas. (Zhang
& Morrow, 2006) observaron que la recuperacion de aceite incrementaria con cierta
saturacién de agua inicial, con inyeccion de agua de baja salinidad, entendiendo
que el efecto de aguas inteligentes (Al, por sus siglas) necesita la presencia de agua
connata. La aplicacion de inyeccion de Al en el norte de Alaska fue evaluado por

Patil y cols. (2008), observando una reduccion de aceite residual del 46% al 38%,
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con un decremento en la salinidad del agua de 22,000 ppm a 5500 ppm. Agbalaka
y cols. (2009), aseguraban que el incremento en los factores de recuperacion era
mas alto a altas temperaturas. En los experimentos de Fjelde y cols., (2012)
concluyeron que la alteracion de la mojabilidad se debia al intercambio de iones en
la superficie de la arcilla, y, por lo tanto, el agua de inyeccion debia ser disefiada
teniendo como base las interacciones entre el agua de formacién, el agua de
inyeccion, la composicion del aceite y la roca. Los resultados de Suijkerbuijk y cols.
(2012), mostraron que el incremento en la concentraciéon de Ca?* en el agua
inyectada permitia volver el sistema mas mojado por agua. Mas adelante, en 2014,
evaluaron en nucleos del campo Salym en Rusia, mostrando resultados positivos,

justificado por la alteracion de la mojabilidad hacia un estado mas mojado por agua.

4.5.1.1. Comportamiento
El comportamiento tipico por la inyeccion de este tipo de aguas se resume en lo

siguiente:

1) Mayor produccion de aceite es esperada, mientras mas baja sea la salinidad
del Al comparada con el agua de formacion.

2) Durante las etapas de inyeccion, con la reduccion de la salinidad del agua,
mayores caidas de presion son observadas. Este fendmeno fue interpretado
por (Tang & Morrow, 1999) como una reduccion de la permeabilidad causado

por migracion de finos.

A nivel de campo, cuatro trazadores quimicos fueron operados por BP en
Alaska, utilizando un agua de inyeccién con salinidades del 5-10% del agua de
formacion reportado por McGuire (2005), mostrado resultados un incremento en la
recuperacion del aceite entre el 8 y 19%. Los autores reportaron un limite de 5000
ppm en la salinidad del Al, ya que los efectos debajo de este son mas pronunciados.
Vledder y cols. (2010), describieron una prueba a escala de campo usando Al en
areniscas del campo Oman en Siria, mostrando cambios en la mojabilidad de la

roca.

Siete pruebas piloto fueron llevadas a cabo en el campo Pervomaiskoye de

Rusia, lo cual resulté en un incremento de recuperacion de aceite original del 5-9%
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(Akhmetgareev & Khisamov, 2015), reportando que la alteracion de la mojabilidad

era el principal mecanismo.

45.2. Pruebas en carbonatos

El efecto de la inyeccidn de Al en la recuperacion de aceite para rocas carbonatadas
ha sido investigada a escala de laboratorio por medio de pruebas de imbibicion

espontanea y desplazamientos en nucleos (Al-Shalabi & Sepehrnoori, 2016).

Para experimentos de imbibicidbn espontanea, Hognesen y cols. (2005),
concluyo de sus experimentos en nucleos de caliza y de afloramientos de yeso, que
incrementando la concentracion de iones sulfato a altas temperaturas permite
incrementar el factor de recuperacion, debido a que el ion sulfato actia como un
agente modificante de mojabilidad mixta a mojado por agua. Zhang (2007) estudio
la alteracion en la mojabilidad en yacimientos de yeso del Mar del Norte en el campo
Ekofisk, con un aceite con numero &cido (NA) de 2.07 mgKOH/g y salmueras con
NaCl a distintas concentraciones de sulfato, calcio y magnesio. Concluy6 que la

mojabilidad cambia si el agua de imbibicién contiene Ca?*y SO4? 0 Mg?* y SO4%.

En desplazamiento de nucleos, Bagci y cols. (2001) reportaron altas
recuperaciones de aceite del 35% del aceite original utilizando KCI en ndcleos de
caliza. Ellos consideraron a la alteracion de la mojabilidad como la razéon del

incremento de recuperacion.

Yousefy cols. (2011) investigo la aplicacion de Al en carbonatos para mejorar
la recuperacion de aceite utilizando agua de mar y distintas diluciones de esta. Los
resultados mostraron un factor de recuperacion total cercano al 18%, como se

observa en la figura 4.18.
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Figura 4.18. Factores de recuperacién obtenidos por la inyeccion de agua de mar
y distintas diluciones de esta (Yousef, Ayirala, AL-Kaabi, & Al-Jawfi, 2011).

Gupta y cols. (2011), realizaron pruebas en nucleos de dolomia del oeste de
Texas y caliza del Medio Oriente, obteniendo un incremento del 5-9% del aceite
original, gracias al incremento de iones sulfato. En los estudios realizados por
Chandrasekhar y Mohanty (2013) concluyeron que el agua de mar modificada con
Mg?* y SO4%, y el agua diluida, altera la mojabilidad de la roca a ser mas mojada
por agua; asi también Al-Attar (2013), evalu6 en nucleos de Abu Dhabi, tratando de
encontrar concentraciones 6ptimas de iones de Ca?*, Mg?* y SO4+?, llegando a la
conclusién que también el cambio de la mojabilidad es lo que permite el incremento

en el factor de recuperacion.

En las aplicaciones de campo, Yousefy cols. (2012) fue el primero en utilizar
las Al en yacimientos de carbonatos. Al realizar la prueba de dos trazadores
quimicos, en el Jurasico Superior, los resultados brindaron una reduccion de 7% en

el aceite residual, mas alla de la inyeccion de agua de mar convencional.
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45.3. Mecanismos involucrados en areniscas

Entre los mecanismos que actian en la inyeccion de Al, no es posible definir uno
solo, ya que las interacciones de la roca y los fluidos relaciona un mecanismo con

otro. Sin embargo, es posible definir los principales:

4.5.3.1. Migracién de finos
Dos escenarios fueron sugeridos: reduccion de espacios por el hinchamiento de
arcillas mejorando la recuperacion de aceite o la dispersion de arcillas que
bloqueaban los canales de flujo originales y formaban nuevos canales, donde la
recuperacion de aceite incrementaba (Alotaibi & Nasr-El-Din, 2009). Este podria ser

considerado un mecanismo auxiliar pero no el principal.

4.5.3.2. Incremento de pHy reduccién de la tension interfacial, similar a
lainyeccion de alcalinos.

McGuire & Chatam (2005) propusieron a este como uno de los mecanismos de la
inyeccion de aguas de baja salinidad. Relacionado con esto, un cambio en el pH de
la roca puede provocar un gran cambio en el potencial zeta de la roca. Cuando el
pH se incrementa, los materiales organicos seran liberados de la superficie de las
arcillas (Austad, 2013).

45.3.3. Intercambio idnico

Debido a las diferentes afinidades de los iones en la superficie de la roca, el
resultado de intercambio i6nico es tener cationes multivalentes o divalentes de Ca?*
y Mg?*, fuertemente absorbidos en la superficie de la roca, hasta que la roca esté
completamente saturada. Los cationes multivalentes en la superficie de arcilla se
unen a los compuestos polares presentes en el aceite (resinas y asfaltenos)
promoviendo la mojabilidad por aceite en la roca. Mientras tanto, algunos
compuestos organicos polares son absorbidos directamente a la superficie del
mineral, desplazando los cationes menos estables presentes en la superficie de la
arcilla y mejorando la mojabilidad del aceite a la superficie de la arcilla. Durante la

inyeccion de Al, el intercambio idnico toma accion, removiendo los compuestos
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polares organicos y los complejos organo metalicos de la superficie y

reemplazandolos por cationes no complejos. (Al-Shalabi & Sepehrnoori, 2016)
propusieron que el mecanismo de intercambio de iones promovia el aumento de la
mojabilidad por agua debido a la inyeccion de Al, siendo la razén principal por la
cual se mejora la recuperacion de aceite, ya que el intercambio de iones afecta las
interacciones entre los minerales arcillosos y los componentes tensoactivos del
aceite controlados por la presencia de iones como Ca?*y Mg?*. Un modelo de
adsorcién fue propuesto donde el Ca?* actuaba como un puente entre las cargas
negativas de la superficie de las arcillas y las cargas negativas del material
carboxilico; siendo este ultimo eliminado por un intercambio iénico catidnico en la

superficie.

4.5.3.4. Alteraciéon de la mojabilidad

Las condiciones para que el Al tenga efectos pueden estar resumidos en los
trabajos de Tang & Morrow (1999) y Lager y cols. (2007). La arenisca en su medio
poroso debe contener arcilla, y el aceite debe tener componentes polares, asi como

el agua inyectada debe contener cationes divalentes como Ca?*y Mg?*.

La alteracion de la mojabilidad es considerada el principal fenomeno detras
del incremento de recuperacion de aceite a través de la inyeccion de Al. La
alteracion de la mojabilidad en areniscas esta relacionado a la presencia de arcillas,
composicion del aceite, agua de formacion con altas concentraciones de cationes
divalentes, y una salinidad del agua de inyeccion entre 1000-5000 ppm (Al-Shalabi
& Sepehrnoori, 2016).

Como la salinidad del sistema disminuye y el equilibrio termodinamico es
alterado, los cationes se liberan de la superficie de la arcilla, rompiendo el puente
entre la misma y el material organico, y en consecuencia se tiene la liberacion de
este material organico de las arcillas. La liberacion de estos cationes origina el
incremento en el pH en la nueva solucién. Este aumento de pH ayuda al sistema a
liberar mas material organico y volver el sistema mas mojado por agua (Doust y
cols., 2009).

58



Nasralla & Nasr-El-Din (2011) investig6 los efectos de la concentracion y el
tipo de cation presente en el agua inyectada sobre la recuperacion de aceite en
nacleos de areniscas de Brea; reportando que la alteracion de la mojabilidad fue la
principal razén de la recuperacion de aceite por el cambio en las cargas eléctricas
de las interfaces de aceite/salmuera y roca/salmuera a altamente negativas,
promoviendo fuerzas eléctricas repulsivas en la doble capa, resultando en una capa

de agua mas estable y una mojabilidad por agua.

45.4. Mecanismos involucrados en carbonatos

45.4.1. Alteraciéon de la mojabilidad
La mojabilidad en los carbonatos no es favorable, ya que estas formaciones son
preferentemente mojadas por aceite. La posibilidad de modificar los iones que
componen el agua de inyeccién brinda la posibilidad de alterar la mojabilidad y

mejorar la recuperacion de aceite en rocas carbonatadas (Austad y cols., 2000).

La alteracion de la mojabilidad es el principal y mas aceptable mecanismo
para incrementar la recuperacién de aceite en rocas carbonatadas por el uso de Al.
Esto puede ocurrir debido al cambio en las cargas de la superficie de la roca o por
la disolucién (Al-Shalabi & Sepehrnoori, 2016). De forma general, esta alteracion se

debe a la adsorcién de sulfato en la superficie de la roca.

Strand y cols. (2003), investigaron la concentracion de sulfato en la alteracion
de mojabilidad probando con surfactantes catiénicos en solucién, y sin la presencia
de estos en nucleos de dolomita y diferentes carbonatos por imbibicion espontanea.
Concluyendo que el sulfato, al actuar como catalizador para el gasto de imbibicion
en presencia de surfactantes, es mas pronunciado a altas temperaturas y debajo de

1.0 g/L de concentracion.

El incremento en la afinidad del sulfato cambia las cargas presentes en la
roca de positivas (+) a negativas (-), y causa repulsién con el grupo carboxilico,
volviéndolo un sistema mojado por agua. Por lo tanto, el incremento en la
temperatura del sistema no solo descompone el grupo carboxilico, también

incrementa la adsorcion de sulfatos sobre la superficie de la roca, lo cual favorece
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a que sea mojado por agua. Es importante conocer la composicion del agua de
formacion, ya que esta dara ciertas limitaciones, como la concentracién de Ca?*,

ello con el fin de evitar la precipitacion de CaSOa4 (Al-Shalabi & Sepehrnoori, 2016).
En la figura 4.19 se presentan los dos casos:

A) La adsorcion de Ca?* incremente conforme la carga positiva de la roca
decrece. Por lo tanto, el exceso de los iones de Ca?* estan cercanos a la
superficie, lo cual reacciona con el material carboxilico y libera algunos de
estos. Esto a bajas temperaturas (< 100°C). Es mas propensa a la
precipitacion de sulfato de calcio.

B) Pero con el incremento de la temperatura, los iones de Mg?* se vuelven mas
activos, ocurre el cambio de Ca?* por Mg?*, y el sulfato se vuelve menos

efectivo ya que reacciona con el Mg?*.

A) (B)
ca” =
S0 Mg*
/ 55& P
- + +
CaCo,,,

Figura 4.19. Mecanismos propuestos en la alteracion de la mojabilidad en rocas
carbonatadas (Zhang & Morrow, 2006).

Lo anterior puede ser demostrado con los experimentos realizados por

Zhang y cols., (2007), mostrando los resultados en la figura 4.20:
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Figura 4.20. Resultados obtenidos de los desplazamientos realizados con aguas
de distinta composicion (Zhang & Morrow, 2006).

El desplazamiento de las cargas negativas de carboxilicos de la superficie del
carbonato con cargas positivas es causado por las interacciones quimicas
involucradas entre el Ca?* y SO4%, y por Mg?*y SO4?. Estas relaciones permitiran
cambiar las cargas en la superficie de la roca, liberando los carboxilicos de la roca
y alterando la mojabilidad de esta, para eventualmente mejorar la recuperacion de
aceite (Yousefy cols., 2011).

En el caso de la inyeccion de agua con Mg?*y SO4%, el Mg?* tendra la capacidad de
sustituir los iones de Ca?*, y el SO4? tendra un rol de catalizador en el proceso de
sustitucién (Zhang y cols., 2007). El estudio de esta sustitucion fue llevado a cabo
por Strand (2008) en la inyeccion de un nucleo de caliza a 130 °C, notando un

incremento en la concentracién de Ca?*, y un decremento en la de Mg?*.

4.5.5. Otras aplicaciones

El uso de aguas inteligentes en combinacién con otros métodos de recuperacion
como la inyeccién de polimeros, de surfactantes y de COz, también ha mostrado
resultados positivos. Alzayer & Sohrabi (2013) también realizaron simulaciones de

inyeccion de aguas de baja salinidad en aceites pesados.
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455.1. Control de agua
Los iones de calcio del agua inyectada movilizan las arcillas, tapa el medio poroso
y reduce la permeabilidad absoluta en zonas de alta permeabilidad (thief zones).
Por lo tanto, el fluido inyectado se desvia a zonas de baja permeabilidad, mejorando
la recuperacion de aceite en esas zonas. Aunque hay falta de evidencia

experimental que soporte el bloqueo de agua por Al (Dang y cols., 2014).

455.2. Inyeccion de Al con polimeros
Una de las ventajas de utilizar esta agua en conjunto con los polimeros es la
reduccion de costos comparado con el agua de mar, ya que se reduce el uso de

quimicos para cumplir cierta viscosidad (Ayirala y cols. 2010).
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5. PRUEBAS EXPERIMENTALES

5.1 METODOS

En la tabla 5.1, se muestran los métodos que se utilizaron para la caracterizacion
petrofisica basica y para el desarrollo de la determinacion de las curvas de
permeabilidad relativa. Estos métodos han sido desarrollados en la Unidad de
Servicios para la Industria Petrolera perteneciente a la Facultad de Quimica de la
Universidad Nacional Autbnoma de México, lugar en el cual se llevaron a cabo las

pruebas.

Tabla 5.1. Métodos utilizados.

Nombre

Caracterizacion de roca

Evaluacion de agua inteligente en pruebas de desplazamiento

Determinacion de porosidad de una muestra de roca

Determinacion de permeabilidad absoluta de una muestra de roca

Determinacion de las curvas de permeabilidad relativa de una
muestra de roca

Céalculo de permeabilidad relativa

Desplazamiento de productos quimicos o aguas inteligentes
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5.2 RECURSOS

Para la realizacidon de la caracterizacion petrofisica basica y avanzada, se utilizo el

tapon de roca y fluidos que se enlistan en la tabla 5.2:

Tabla 5.2. Muestra de roca y fluidos utilizados en la prueba.

Descripcion de la muestra Cantidad
Tapon de roca del campo 1 pza
Aceite 600 mi
Agua de baja salinidad 700 ml
Agua de formacion 600 ml

Para la limpieza de la lineas e instrumentos, asi como la del propio nucleo se

utilizaron los productos quimicos enlistados en la tabla 5.3.

Tabla 5.3. Lista de productos quimicos utilizados.

Nombre Pureza [%]
Tolueno 98.0
Metanol 99.8

El equipo utilizado para la caracterizacion petrofisica basica y avanzada, se muestra

en la tabla 5.4. Ademas, en el Anexo A se muestra el arreglo experimental para la

realizacion de pruebas de desplazamiento en una muestra de roca.
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Tabla 5.4. Equipos e instrumentos utilizados.

Nombre

Permeametro UNAM

Centrifuga

Diferencial de presion

Bomba de vacio

Cilindro portamuestra

Cilindro de transferencia

Bomba de alta presion

Valvula reguladora de alta presion (BPR)

Transductor de presién diferencial

Bomba manual

Controlador de temperatura

Trasmisor de presion

Manometro digital absoluto con registro de datos

Los materiales utilizados para el desarrollo de la actividad se enlistan en la tabla
5.5.

Tabla 5.5. Materiales utilizados para el desarrollo de esta actividad.

Nombre

Viales de 15 mL con tapa

Vaso de precipitados de 500 mL

Canula
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5.3 DESARROLLO

Antes de iniciar los experimentos, es necesario definir las condiciones de trabajo y
de los equipos, que representen las condiciones del yacimiento, y que brinden
seguridad al personal de trabajo. Entre estas condiciones se encuentran: presion de
confinamiento o sobrecarga, presion de poro y de inyeccién al sistema, asi como
los maximos diferenciales de presion que esperan alcanzarse y las temperaturas de

trabajo.

El desarrollo de las pruebas experimentales fue dividido en cinco etapas, las cuales

se describen de manera general a continuacion:

Etapa 1. Caracterizacion de fluidos a condiciones de temperatura y presion de 22°C

y 1 atm, respectivamente.

e Aceite
o Viscosidad
o Densidad
e Agua de formaciéon y agua de baja salinidad
o Viscosidad
o Densidad

Etapa 2. Caracterizacion petrofisica basica.

e Con nitrégeno:

o Determinacion del volumen poroso y porosidad del nucleo. Para
medir el volumen poroso, se inyectd nitrdgeno a una presion de
confinamiento de 1000 psi y presién de poro de 500 psi, todo a
temperatura ambiente de 22 °C, en posicion horizontal. La medicion
debe realizarse minimo 5 veces para obtener un valor promedio.

o Determinacion de la permeabilidad absoluta de la roca. Se inyecto
nitrégeno a condiciones de presion de confinamiento de 1500 psi y

presion de poro de 1000 psi, todo a temperatura ambiente de 22 °C.
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La medicidn debe realizarse minimo a 5 gastos distintos para obtener

un valor promedio.

e Con aguade formacion:

o Determinacion del volumen poroso y porosidad del nucleo. Para
medir el volumen poroso, se inyect6 agua de formacién a una presion
de confinamiento de 1000 psi y presion de poro de 500 psi, todo a
temperatura ambiente de 22 °C, en posicion horizontal. La medicién
solamente se realiza una vez.

o Determinacion de la permeabilidad absoluta de la roca. Se inyecto
agua de formacién a condiciones de presién de confinamiento de 1500
psiy presion de poro de 1000 psi, todo a temperatura ambiente de 22
°C. La medicion debe realizarse minimo a 5 gastos distintos para

obtener un valor promedio.

Calentamiento a condiciones de yacimiento. Determinada Ila
permeabilidad y saturada la roca al 100 % con agua de formacion, se elevé
la temperatura del sistema a 94 °C y se conservo la presion de confinamiento
a 1500 psi.

Etapa 3. Caracterizacion petrofisica avanzada.

En esta etapa se obtuvieron las curvas de permeabilidad relativa (krw-0), asi como la
mojabilidad y los factores de recuperacién, asociados a cada uno de los
desplazamientos: el primero desplazamiento con agua de formacién, y el segundo

y tercero con agua de baja salinidad.

Las condiciones de trabajo para todos los desplazamientos fueron de 1000 psi de
presion poro, 1500 psi de presion de confinamiento y 94°C de temperatura.
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Inyeccidn de aceite para llevar a condiciones de Swirr1. Se inyecto aceite
a presion de 1000 psi y temperatura de 94 °C, a un gasto de 1 ml/min,

considerando el criterio de Rapoport.

Afiejamiento del sistema para cambio de mojabilidad. Alcanzadas las
condiciones de Swirr1, Se afiejo el sistema a una presién de confinamiento de
1500 psi, presion de poro de 1000 psi y temperatura de 94 °C, durante 21

dias, para cambio de mojabilidad.

Inyeccién aceite para llevar a condiciones de Swir2. Se inyectd
nuevamente aceite a presion de 1000 psiy temperatura de 94 °C, a un gasto
que cumple el criterio de Rapoport considerando la viscosidad del agua de

formacion, el cual fue de 4 ml/min.

Inyeccion de agua de formacion para llevar a condiciones de Sor1. Se
inyectd agua de formacién a presién de 1000 psi y temperatura de 94 °C, a
un gasto que cumple el criterio de Rapoport de 4 ml/min. Se obtuvo:

o Curvas de Krw-o (agua de formacion-aceite)

o Factor de recuperacién de aceite por inyeccion de agua de formacion.

Inyeccidon de aceite para llevar a condiciones de Swirrs. Se inyect6 aceite
a presion de 1000 psi y temperatura de 94 °C, a un gasto considerando el

criterio de Rapoport de 4 ml/min.

Inyeccién de agua de baja salinidad para llevar a condiciones de Sorz.
Se inyectd agua de baja salinidad a presion de 1000 psiy temperatura de 94
°C, a un gasto considerando el criterio de Rapoport de 4 ml/min. Se obtuvo:
o Curvas de Krw-o (agua de baja salinidad-aceite).
o Factor de recuperacién de aceite por inyeccion de agua de baja

salinidad.
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e Inyeccion de aceite para llevar a condiciones de Swirra. Se inyecto aceite
a presion de 1000 psi y temperatura de 94 °C, a un gasto considerando el

criterio de Rapoport de 4 ml/min.

e Inyeccion de agua de baja salinidad para llevar a condiciones de Sors.
Se inyectd agua de baja salinidad a presion de 1000 psi y temperatura de 94
°C, a un gasto considerando el criterio de Rapoport de 4 ml/min. Se obtuvo:

o Curva de Krw-o (agua de baja salinidad-aceite).
o Factor de recuperacién de aceite por inyeccion de agua de baja
salinidad.
Etapa 4. Limpieza y acondicionamiento.

e Inyeccion de tolueno y metanol. Se realizé la inyeccion de tolueno hasta
observar la produccion solamente de tolueno. Posteriormente se inyecto

metanol hasta observar un fluido traslucido.
Etapa 5. Resultados y andlisis.

e Petrofisica basica de las muestras de roca (porosidad y permeabilidad).
o Permeabilidades relativas (mojabilidad, Swirr y Sor).

e Factores de recuperacion de aceite.
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6. RESULTADOS

6.1. Etapa 1. Caracterizacion de fluidos.

En esta etapa se obtuvieron las propiedades de los fluidos utilizados: densidad y

viscosidad. Esto fue necesario para poder determinar la permeabilidad absoluta de

la rocay la cuantificacidn de las trazas de aceite, asi como la obtencién de las curvas

de permeabilidad relativa. Los resultados de la viscosidad de los fluidos a distintas

condiciones se muestran en la tabla 6.1.

Tabla 6.1. Resultados de la densidad y viscosidad de los fluidos a distintas

temperaturas.
Fluido Viscosidad [cP] Viscosidad [cP] Densidad [g/cm?]

@22°C @94°C @22°C

Aceite 182.080 470 0.8988

Agua de baja 1.091 0.418 1.0271
salinidad

ngua de 1.203 0.379 1.0615
ormacion

A continuacién, en complemento al trabajo, se muestran los analisis Stiff & Davis

realizados del agua de baja salinidad y agua de formacion, en las tablas 6.2.
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Tabla 6.2. Resultados del analisis Stiff & Davis de cada agua.

. Agua de Agua de baja
Tipo de agua formacion salinidad
pH 7.71 7.92
16N Método Concentracion [mg/L]
2+
Hierro total | %, [APHA 3500-Fe B2017|  0.01 0.02
. APHA 3500-Ca
2+
Calcio Ca B2017 2,304.22 392.40
Magnesio | Mgz | NMX-AAO72-SCRI- | 5o 55 1,310.01
2001
Sodio Na* MT027 (USIP) 30,433.33 10,700.00
. METHOD 10251
2+
Bario Ba HACH 0.00 1.00
Estroncio | Sr?* MT120 (USIP) 0.00 0.00
Cloruros Cl- |APHA 4500-Cl C2017| 52,766.67 19,720.45
Carbonatos | COs? NMX'A%%:’;G'SCF" 0.00 0.00
Bicarbonatos| HCO3z® NMX'A%%S’lG'SCF" 456.44 130.07
Sulfatos | S04z | NMX-AA-074-SCFI- 90.88 3,326.11
2014
Salinidad APHA 202520 B.2017| 88,574.76 44.774.59

6.2. Etapa 2. Caracterizacion petrofisica basica.

El tapon de roca se muestra en la figura 6.1 y sus caracteristicas se enlistan en la

tabla 6.3.
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Figura 6.1 Tapon de roca proveniente del yacimiento de arenisca evaluado.

Tabla 6.3. Propiedades del tapon evaluado.

. Longitud | Area transversal | Volumen total
Formacion 5 3
[cm] [cm?] [cm®]
Arenisca 7.00 10.45 73.24

Para la determinacién de permeabilidad absoluta y porosidad, las condiciones de

trabajo se muestran en la tabla 6.4.

Tabla 6.4. Condiciones de trabajo para caracterizacion petrofisica basica.

- . Medicién de Medicion de
Condiciones de trabajo : .
porosidad permeabilidad
Presion de confinamiento [psi] 1000 1500
Presién de inyeccion [psi] 500 1000
Temperatura [°C] 22 22

La medicién de porosidad con nitrégeno se realizé a 10 veces, hasta observar que
la diferencia de por lo menos cinco mediciones fuera menor del 1 %. En el caso del
agua de formacion, solamente se realiza una vez. En las figuras 6.2 y 6.3 se pueden

observar los resultados obtenidos.
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Figura 6.2. Resultados de la medicién de porosidad con nitrégeno.

10

Volumen poroso [cm?]

5 6
Tiempo [min]

11

WMOENIERI4

A

Figura 6.3. Resultados de la medicidén de porosidad con agua de formacion.

Los resultados obtenidos para la medicién de porosidad con nitrégeno y agua de

formacién se muestran en la tabla 6.5.

Tabla 6.5. Resultados de porosidad.

Propiedad Nitrégeno Agua de formacién
Volumen poroso [cm?] 20.79 18.58
Porosidad [%] 28.39 25.37
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La determinacion de la permeabilidad absoluta con nitrégeno se realizé a seis

gastos distintos, cumpliendo que el diferencial de presion estabilizara para cada

gasto y que se inyectara por lo menos un volumen poroso. La medicién de la

permeabilidad con agua de formacion se realiz6 a 5 gastos distintos.

Los diferenciales de presion alcanzados en la medicion de permeabilidad

absoluta con nitrégeno y agua de formacién se muestran en las figuras 6.4 y 6.5,

respectivamente.
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Figura 6.4. Resultados de la medicion de permeabilidad absoluta con nitrégeno.
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Figura 6.5. Resultados de la medicion de permeabilidad absoluta con agua de
formacion.
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Los resultados de la medicion de permeabilidad con nitrégeno y agua de formacion
se muestran en la tabla 6.6 y 6.7.

Tabla 6.6. Resultados de permeabilidad con nitrogeno.

Gasto [mL/min] AP [psi] Permeabilidad [mD]
2.00 0.03 229.00
5.00 0.06 247.59
10.00 0.13 244 .41
15.00 0.19 24474
20.00 0.25 244.03
25.00 0.32 242.92
Permeabilidad ajustada [mD] 243.68

Tabla 6.7. Resultados de permeabilidad con agua de formacion.

Gasto [mL/min] AP [psi] Permeabilidad [mD]
0.50 0.39 253.43
1.00 0.86 229.24
2.00 1.60 245.82
4.00 3.08 256.36
5.00 3.81 258.52
Permeabilidad ajustada [mD] 262.06

6.3. Etapa 3. Caracterizacion petrofisica avanzada.

Para la caracterizacidn petrofisica avanzada, las condiciones de trabajo para todos

los desplazamientos se muestran en la tabla 6.8:
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Tabla 6.8. Condiciones de trabajo para los desplazamientos de agua y aceite.

Presién de confinamiento [psi] 1500
Presion de inyeccion [psi] 1000
Temperatura [°C] 94

6.3.1. Acondicionamiento a Swirr1

Se realiz6 la inyeccion de aceite, considerando el criterio de Rapoport en
funcién del aceite (consultar Anexo B), el cual arrojé un gasto de 1 mL/min; para
llevar a condiciones de saturacién de agua irreductible, en este caso Swir1, en el
tapdn de roca. Durante toda la prueba se monitore6 la produccion de agua y aceite,
hasta observar que ya no existiera presencia de agua, lo cual indicaba que se habia

llegado a condiciones de Swirri.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.6, con una recoleccion de
12 viales, siendo el vial 0 correspondiente al volumen muerto del sistema. Se
observa claramente la disminucion de la produccion de agua, hasta llegar a

muestras con puro aceite.

Figura 6.6. Volumen de agua recuperada por la inyeccion de aceite durante el
acondicionamiento a Swirr1 (Viales del 1 al 12) en la roca de arenisca.
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Después de alcanzar la condicion de saturacion de agua irreductible, Swim,

el sistema se afiejo durante 21 dias, a una presion de confinamiento de 1500 psi,

presion de poro de 1000 psi y una temperatura de 94 °C.

6.3.2. Acondicionamiento a Swirr2

Terminado el afiejamiento, se inyectd nuevamente aceite, considerando el
criterio de Rapoport considerando ahora la viscosidad del agua de formacién
(consultar Anexo B), la cual arrojo un gasto de 4 mL/min; para llevar a condiciones
de saturacidon de agua irreductible, en este caso Swirr2. Durante toda la prueba se
monitored la produccion de agua y aceite, hasta observar que ya no existiera
presencia de agua en los viales de produccion, lo cual indicaba que se habia llegado

a condiciones de Swirr2.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.7, con una recoleccion de
14 viales. Se observa la produccién de agua, lo cual puede ser indicativo de una
alteracion en la mojabilidad de la roca, debido a la interaccion de esta con el aceite.

Figura 6.7. Volumen de agua recuperado por la inyeccion de aceite durante el
acondicionamiento a Swirz (Viales del 1 al 14) en la roca de arenisca.

6.3.3. Acondicionamiento a Sor1

Inmediatamente cuando se alcanzan las condiciones de Swir2, Se realiza la

inyeccién de agua de formacion, considerando el criterio de Rapoport a un gasto de
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4 mL/min; esto para llevar a condiciones de saturacion de aceite residual, Sor1, en

el tapon de roca. Durante toda la prueba se monitoreé la produccion de agua y
aceite, hasta observar que ya no existiera presencia de aceite, lo cual indicaba que

se habia llegado a condiciones de Sor1.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.8, con una recoleccion de
29 viales, siendo el vial 0 correspondiente al volumen muerto del sistema. Se
observa claramente la disminucién de la produccién de aceite conforme aumenta la
inyeccién de agua, hasta llegar a muestras sin presencia de aceite. Ademas, se

muestra el volumen de aceite acumulado en la figura 6.9.

vz. vs v9  vio Svi1 fvi2f vi3s viall vas | vie | viz | vis | vio B v20 & vail v22 b vz fl vaa b vas fvae V27 vas ! vz

. s p " - N \a i \. -
Figura 6.8. Volumen de aceite recuperado por la inyeccion de agua de formacion
durante el acondicionamiento a Sorl (Viales del 1 al 29) en la roca de arenisca.
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Figura 6.9. Volumen de aceite acumulado por la inyeccion de agua de formacién
durante el acondicionamiento a Sor1 (Viales del 1 al 29).
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Después de alcanzar la condicion de saturacion de aceite residual, Sor1, €l

sistema se afejo durante 7 dias, a una presion de confinamiento de 1500 psi,

presion de poro de 1000 psi y una temperatura de 94 °C.

6.3.4. Acondicionamiento a Swirrs

Terminado el afiejamiento, nuevamente se inyectd aceite, considerando el
criterio de Rapoport a un gasto de 4 mL/min; para llevar a condiciones de saturacion
de agua irreductible, en este caso Swirs, €n el tapdn de roca. Durante toda la prueba
se monitoreo la produccidén de agua y aceite, hasta observar que ya no existiera
presencia de agua en los viales de produccion, lo cual indicaba que se habia llegado

a condiciones de Swirs3.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.10, con una recoleccion

de 18 viales, siendo el vial O correspondiente al volumen muerto del sistema.

Figura 6.10. Volumen de agua recuperado por la inyeccién de aceite durante el
acondicionamiento a Swirr3 (Viales del 1 al 18) en la roca de arenisca.

6.3.5. Acondicionamiento a Sor2

Inmediatamente cuando se alcanzan las condiciones de Swirr3, Se realiza la
inyeccién de agua de baja salinidad, considerando el criterio de Rapoport a un gasto
de 4 mL/min; esto para llevar a condiciones de saturacion de aceite residual, Sorz,

en el tapdn de roca. Durante toda la prueba se monitoreé la produccién de agua y
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aceite, hasta observar que ya no existiera presencia de aceite, lo cual indicaba que

se habia llegado a condiciones de Sora.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.11, con una recoleccién
de 25 viales, siendo el vial 0 correspondiente al volumen muerto del sistema. Se
observa claramente la disminucién de la produccion de aceite conforme aumenta la

inyeccion de agua, hasta llegar a muestras sin presencia de aceite. Ademas, se

muestra el volumen de aceite acumulado en la figura 6.12.

Figura 6.11. Volumen de aceite recuperado por la inyeccion de agua de baja
salinidad durante el acondicionamiento a Sor2 (Viales del 1 al 25) en la roca de
arenisca.
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Figura 6.12. Volumen de aceite acumulado por la inyeccion de agua de baja
salinidad durante el acondicionamiento a Sor2 (Viales del 1 al 25).
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Después de alcanzar la condicion de saturacion de aceite residual, Sorz, €l

sistema se afejo durante 7 dias, a una presion de confinamiento de 1500 psi,

presion de poro de 1000 psi y una temperatura de 94 °C.

6.3.6. Acondicionamiento a Swirra

Terminado el afiejamiento, nuevamente se inyectd aceite, considerando el
criterio de Rapoport a un gasto de 4 mL/min; para llevar a condiciones de saturacion
de agua irreductible, Swirr4, €n el tap6n de roca. Durante toda la prueba se monitore6
la produccion de agua y aceite, hasta observar que ya no existiera presencia de
agua en los viales de produccion, lo cual indicaba que se habia llegado a

condiciones de Swira4.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.13, con una recoleccion

de 13 viales, siendo el vial O correspondiente al volumen muerto del sistema.

V9 V10| V11 vi2| Vi3

! \ u

Figura 6.13. Volumen de agua recuperado por la inyeccién de aceite durante el
acondicionamiento a Swira (Viales del 1 al 13) en la roca de arenisca.

6.3.7. Acondicionamiento a Sors

Finalmente, alcanzadas las condiciones de Swir4, Se realiza la inyeccion
inmediata de agua de baja salinidad, considerando el criterio de Rapoport a un gasto
de 4 mL/min; esto para llevar a condiciones de saturacion de aceite residual, Sors,

en el tapdn de roca. Durante toda la prueba se monitore6 la producciéon de agua y
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aceite, hasta observar que ya no existiera presencia de aceite, lo cual indicaba que

se habia llegado a condiciones de Sors.

Las muestras obtenidas se observan en la figura 6.14, con una recoleccién
de 31 viales, siendo el vial 0 correspondiente al volumen muerto del sistema. Se
observa claramente la disminucién de la produccion de aceite conforme aumenta la
inyeccion de agua, hasta llegar a muestras sin presencia de aceite. Ademas, se

muestra el volumen de aceite acumulado en la figura 6.15.

vo | viol vial viz  vi3 B V14 fvis| yie) viz) vig) V19§ V200 21 V22| V23| V24 V25 V26 V27 V28| V29 V30| v31

-Figufa 6.14. Volumen de aceite recuperado por la inyeccion de agua de baja
salinidad durante el acondicionamiento a Sor3 (Viales del 1 al 31) en la roca de
arenisca.
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Figura 6.15. Volumen de aceite acumulado por la inyeccion de agua de formacion
durante el acondicionamiento a Sors (Viales del 1 al 31).
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6.3.8. Obtencion de curvas de permeabilidad relativa

Para cada uno de los desplazamientos, se realizo la toma de informacion pertinente

para la obtencion de las curvas de permeabilidad relativa:

e Diferenciales de presion durante el desplazamiento del agua de inyeccion.
e Volumen de total de aceite y agua producido.

e Produccién de aceite acumulada.

Los diferenciales de presion alcanzados en los desplazamientos con agua de
formacion, con agua de baja salinidad y nuevamente con agua de baja salinidad, se
muestran en las figuras 6.16, 6.17 y 6.18, respectivamente. Ademas, se indica con

una linea punteada roja la tendencia de los resultados.

Diferencial de presion

30

10 |[—5o2 Bofifipm 20502

0 10 20 30 40 50 60 70
Tiempo [min]
Figura 6.16. Diferenciales de presién alcanzados por la inyeccién de agua de
formacion.
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Figura 6.17. Diferenciales de presion alcanzados por la inyeccion de agua de baja
salinidad.

Diferencial de presion
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Figura 6.18. Diferenciales de presion alcanzados por la inyeccion de agua de baja
salinidad.

La cuantificacion del volumen de aceite recuperado por la inyeccion de agua junto

con su diferencial de presién respectivo, en cada uno de los desplazamientos, fue
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de importancia ya que con ello se alimentd el método de Jones & Roszelle, para

finalmente obtener las curvas de permeabilidad relativa a cada uno de los

desplazamientos las cuales se muestran a continuacion.

En la figura 6.19, se muestra el primer set de curvas de permeabilidades obtenidas.
De acuerdo a las reglas de Craig, se tendria una mojabilidad al agua. Esto se
justifica por la ubicacién de punto de cruce de las dos curvas, el cual es mayor al

50% de la saturacion de agua.

Kr;
Aceite - Agua de fomacién
0.60 0.60
0.50 0.50
0.40 0.40
o 2
£ 0.30 0.30
X = kro_AF
krw_AF
0.20 0.20
0.10 0.10
0.00 0.00
0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00
Sw

Figura 6.19. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite por la inyeccion de agua
de formacion.

Del segundo desplazamiento se obtuvieron las curvas de permeabilidad relativa de
la figura 6.20, obtenida del desplazamiento con agua de baja salinidad. Se observa
una mojabilidad hacia el agua de acuerdo a las reglas de Craig. Ademas, se observa
una disminucion de la saturacion de aceite residual del 19.24% al 11.51%,
reflejandose esto en un aumento de la saturacion de agua irreductible del 29.92%
al 41.02%.
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Figura 6.20. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite por la inyeccién de agua
de baja salinidad.

Del tercer y ultimo desplazamiento con agua de baja salinidad se obtuvieron las
curvas de permeabilidad relativa de la figura 6.21. Se observa una disminucion de
la saturacion de aceite residual del 19.24% al 3.66%, y un aumento de la saturacion
de agua irreductible del 29.92% al 57.19%, esto con referencia al primer set de

curvas obtenidas.

La roca tiene una mojabilidad aiin mas hacia el agua, lo cual es una clara evidencia
del éxito en el cambio de mojabilidad de la roca utilizando la inyeccién de aguas

inteligentes.

86



img  AWOENIERIg

Krs
Aceite - Agua de baja salinidad

0.60 0.60
0.50 \\ 0.50
0.40 \ 0.40
o 2
< 0.30 0.30 =
=< <  —@—kro_AM2
==®--krw_AM2
0.20 0.20
0.10 Z~—— 1010
\ s
0.00 ~t” N~ 0.00

0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00
Sw

Figura 6.21. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite por la inyeccidén de agua
de baja salinidad.

A continuacion, en la figura 6.22, se muestra una comparacion de todas las curvas
obtenidas, siendo muy notorio el desplazamiento de las curvas cada vez mas hacia

la derecha:
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Figura 6.22. Curvas de permeabilidad relativa obtenidas en los tres
desplazamientos, el primero con agua de formacion y los dos posteriores con agua
de baja salinidad.

Finalmente, en la tabla 6.9 se muestran los factores de recuperacién por cada
desplazamiento, observando un claro incremento conforme avanza el nimero de
desplazamientos. Ademas, se tienen los valores de saturacion residual de aceite y

saturacion de agua irreductible de cada una de las curvas de permeabilidad relativa.

88



Tabla 6.9. Resultados de S|y S__obtenidos en cada uno de los desplazamientos,

asi como los factores de recuperacion obtenidos y diferenciales de presion
estables alcanzados.

. ., Factor de
Desplazamiento Fluido de Saturacion AP [psi] recuperacion
P inyeccién [%] P FE% :

De la tabla anterior se observa un aumento en los factores de recuperacion,

conforme avanzan los desplazamientos, lo cual significa una disminucion del aceite

residual y un aumento de la saturacion irreductible de agua.
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/.CONCLUSIONES

e De la caracterizacion petrofisica basica, la porosidad obtenida de la roca fue
de 25.37%, con una permeabilidad de 262.06 mD, ambas medidas con agua
de formacion.

e De la caracterizacion petrofisica avanzada:

o Del primer desplazamiento, en el cual se utilizé agua de formacion, se
obtuvo un factor de recuperaciéon de 72.54%, obteniendo una
mojabilidad intermedia.

o En el segundo desplazamiento, realizado con agua de baja salinidad
se obtuvo un factor de recuperacion de 80.48% con mojabilidad al
agua.

o Finalmente, en el dltimo desplazamiento, se utiliz6 nuevamente agua
de baja salinidad, permitiendo obtener un factor de recuperacion del
90.99% y una mojabilidad aun mas fuerte por el agua.

e El alcance a condiciones de Swir antes de realizar la inyeccion de cada una
de las aguas con distinta salinidad, asi como poder lograr condiciones de Sor
al desplazar las distintas aguas, fue un éxito, ya que se monitorearon todas
las producciones obtenidas de los desplazamientos.

e El método seleccionado para la construccion de las curvas de permeabilidad
relativa corresponde al de Jones & Roszelle; esto por cumplir las condiciones
a las cuales se llevaron las pruebas de desplazamiento, en un estado no
estacionario, el cual no contempla efectos de gravedad ni fuerzas capilares.

e Elincremento en los factores de recuperacion se explica por el cambio de la
mojabilidad de la roca debido a la inyeccion de aguas inteligentes, lo cual
provoca una mayor saturacion de aceite libre en la roca, y por ende mayor
produccion de aceite; esto se justifica con la medicién indirecta obtenida las

curvas de permeabilidad relativa, donde cada vez se vuelve un sistema mas
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mojado al agua. Es importante resaltar que el tiempo de realizaciéon entre

cada uno de los desplazamientos fue siete dias, lo cual pudo haber
propiciado aun mas el cambio de mojabilidad.

La inyeccién de aguas inteligentes como método de recuperacion mejorada
fue un éxito a niveles de laboratorio, ya que se logré6 un cambio de
mojabilidad, que puede ser explicado por el intercambio de cargas i6nicas
entre el agua inteligente y la superficie de la roca, lo cual se tradujo en la
disminucién de aceite en la roca. La mojabilidad de la roca es determinada
por los minerales de la misma, y por la composicion del aceite y agua de
formacion, por lo tanto, es importante prestar atencién a las interacciones
quimicas en todo el sistema. Ademas, es recomendable realizar un estudio
que muestre la composicién de los fluidos al finalizar su inyeccion,
identificando los iones que jugaron un papel importante en el cambio de
mojabilidad.

Los resultados de la caracterizacion petrofisica basica y las curvas de
permeabilidad relativa alimentaran los modelos de simulacion de yacimientos
y permitiran el disefio de escenarios de explotacion del campo, para poder
maximizar los factores de recuperacion. El éxito o fracaso de cualquier
proceso de recuperacion mejorada dependera de la caracterizacion del
yacimiento, estatica y dinamicamente, ya que el conocimiento del mismo
permitira elegir cual es el método apropiado, siendo este el que logré tener

la mejor relacion beneficio-costo.
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8.ANEXOS

Anexo A. Arreglo experimental para la determinacion de pruebas de

desplazamiento en una muestra de roca.
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Anexo B. Criterio de Rapoport

El criterio de Rapoport (Rapoport & Leas, 1953) calcula un nimero adimensional
que nos dice a qué gasto se eliminardn los efectos de borde en pruebas de
desplazamiento de fluidos en medios porosos a escala de laboratorio, en el cual se
involucra la longitud del tapdn, la viscosidad del fluido utilizado y la velocidad de

Darcy, que es el gasto sobre area.

Determinacién del coeficiente de escala y el criterio de Rapoport.

El producto, LVyu,,, puede calificarse como un "coeficiente de escala”, y se puede
determinar que para un medio poroso dado y una relacion de viscosidad
aceite-agua dada, todas las inyecciones de fluidos correspondientes al mismo
coeficiente de escala deben comportarse de manera similar y producir
recuperaciones iguales para inyecciones acumulativas iguales. Esta declaracién
implica que (@) las recuperaciones y las inyecciones acumulativas se expresan en
términos de voliumenes de poros; (b) todos los sistemas considerados poseen la
misma distribucién de saturacion inicial; y (c) los cambios en la viscosidad de los

fluidos no alteran la forma de la curva de presion capilar.
Coeficiente de escala = LV, ... (1)

El criterio de Rapoport nos indica que para nucleos mojados por petréleo los datos
de recuperacion de petroleo obtenidos con una relacion 100:1 agua-aceite como

funcién del coeficiente de escala, convergen en una linea horizontal en una
2
recuperacion de aceite de 80% a valores de entre 1y 5 [% * Cp] del producto de

LV u,,2.

Criterio de Rapoport =1 < LVu, = 5...(2)

93



Donde:
L = Longitud del medio poroso [cm].
I = Gasto total por unidad de area de seccion transversal [cm/min].

u,, = Viscosidad del agua media a condiciones de trabajo [cp].

— - cm?
LV u,, = Coeficiente de escala [E * Cp].
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