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RESUMEN

Meléndez Q. Hildemaro J.

ESTUDIO DEL FRENTE DE DESPLLAZAMIENTO PARA MEJORAR EL FACTOR DE
RECOBRO AL MODIFICAR LA MOJABILIDAD INICIAL DEL SISTEMA EN ROCAS
DE YACIMIENTO

Tutor Académico: Dr. Freddy Imbert.
Tesis. Mérida. U.L.A. Facultad de Ciencias. Departamento de Quimica. Postgrado
Interdisciplinario en Quimica Aplicada, 2014, Pag. 104.

Palabras Claves: Mojabilidad, Surfactantes, Recuperacién de Petréleo.

La recuperacién de petrdleo siempre ha sido un factor clave en la Industria Petrolera debido a la
creciente necesidad energética mundial que exige cada vez mds la incorporacién de mayores
cantidades de crudo en las refinerias. Es conocido que gran parte del petréleo queda atrapado en
los yacimientos después del empleo de métodos convencionales de extraccién de petréleo. Sin
embargo, varios métodos se han presentado para incrementar la recuperacién de este petrdleo,
uno de ellos es a través de la alteracién de la mojabilidad. La mojabilidad es considerada uno de
los parametros principales que influyen en la distribucién, la saturacién, y el flujo de los fluidos
en el medio poroso, y se refiere a la tendencia relativa de un fluido a difundirse o adherirse a una
superficie sélida en presencia de otros fluidos. Los métodos sugeridos de alteracién de la
mojabilidad abarcan el uso de aditivos quimicos como por ejemplo los surfactantes.

En este trabajo el inter€s radica en evaluar la factibilidad técnica de alteracion de la mojabilidad
utilizando un surfactante natural para maximizar el factor de recobro en rocas de yacimiento. Se
analizard la influencia de las propiedades de mojado, evaluadas a través de los dngulos de
contacto, se evaluardn las condiciones de mojado de las rocas de yacimiento mediante el método
de Amott-Harvey con lo cual se comprobara que el surfactante altera la condicién de mojado.
Finalmente, se corroborard mediante pruebas de desplazamiento que el surfactante cambia la
mojabilidad de la superficie de roca, logrando un aumento en el recobro de petréleo después de
inyectarlo al medio.

Los resultados reflejan la factibilidad de uso del surfactante TOFA como alterante de la
mojabilidad para superficies minerales que posean diferentes condiciones de mojado, mojado al
agua, intermedio o al crudo y asi mejorar la recuperacién de petrdleo, y por ser un surfactante
natural extraido del aceite del pino disminuye los costos a nivel operacional.
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INTRODUCCION

La importancia del estudio de la dindmica del mojado ha sido reconocida en muchos campos de
interés industrial, en particular en el drea de petrdleo, en el estudio de los frentes de
desplazamiento en flujo multifisico en medio poroso. El conocimiento de la mojabilidad es
fundamental para la definicién de estrategias de recuperacién de petrdleo, ya que esta propiedad
gobierna la distribucién de fluidos en el medio poroso de la roca de yacimiento. La condicién de
mojado de una superficie, es decir, la afinidad de ésta por un fluido en presencia de otra fase
fluida, es controlada por el movimiento de la linea de contacto, esto es, la interaccién de la

interfaz fluido-fluido y la superficie sélida.

El mojado de una superficie se ve fuertemente afectado por la presencia de heterogeneidades
quimicas que conducen a una histéresis del angulo de contacto, este fenémeno puede conducir al
anclaje de la linea de contacto. Se ha demostrado experimentalmente que el movimiento de
avance o retroceso de la linea de contacto no es estacionario, la linea de contacto progresa de tal
manera que avanza o se ancla sobre los defectos presentes en la superficie. Por consiguiente,
estas heterogeneidades influyen en la dindmica de la linea de contacto: ésta se mantiene sobre las

porciones menos mojadas y se despega después.

La evaluacion en medios porosos a escala constituye una herramienta valiosa para predecir el
comportamiento de los fluidos en un yacimiento. Tradicionalmente estas evaluaciones se han
realizado en tapones de nucleos de formacion, sin embargo las evaluaciones del comportamiento
de los fluidos en nudcleos suponen propiedades homogéneas del medio que son poco
representativas de un yacimiento; ademds de que no siempre se dispone de nicleos reales de

formacién por lo que se debe recurrir a tapones de nicleos sintéticos [1].

El trabajo tiene como objetivo principal evaluar la factibilidad técnica de alteracién de la

mojabilidad utilizando un surfactante natural para maximizar el factor de recobro en rocas de



yacimiento. Se estudiard la descripcién del fenémeno del avance del frente de desplazamiento de
fluidos a través de medios desordenados, caracterizados por superficies heterogéneas. Se
analizard la influencia de las propiedades de mojado, evaluadas a través de los dngulos de
contacto, cuando una superficie sélida inicialmente saturada con un fluido se pone en contacto
con otro, se evaluardn las condiciones de mojado de las rocas de yacimiento mediante el método
de Amott-Harvey con lo cual se comprobard que el surfactante altera la condicién de mojado.
Finalmente, se corroborard mediante pruebas de desplazamiento que el surfactante cambia la
mojabilidad de la superficie de roca, logrando un aumento en el recobro de petréleo después de

inyectarlo al medio.



Capitulo 1
1. MARCO TEORICO

1.1. PETROLEO

El petréleo ha sido definido como una mezcla inflamable de origen natural que estd compuesto de
gran cantidad de hidrocarburos gaseosos, liquidos, semisdlidos y sélidos. Esta mezcla contiene
aproximadamente 500 hidrocarburos principalmente alifaticos, nafténicos y aromdticos con
fracciones variables de hidrocarburos insaturados [2]. La mayoria del petréleo extraido a nivel
mundial contiene otras moléculas, ademas de los hidrocarburos, que tienen elementos como el
Oxigeno (O), Azufre (S), Nitrégeno (N). Tal es el caso de los 4cidos organicos, fenoles, sulfuros,
disulfuros, tiofenos, aminas, amidas, etc. También estdn presentes metales como Vanadio (V),
Niquel (Ni), Hierro (Fe) y Cobre (Cu) [2]. El Carbono estd presente aproximadamente en un
85,5%; el Hidrégeno en un 12,5%; el Oxigeno en un 5%; el Azufre en un 2,5%; el Nitrégeno en
un 0,2%; el Vanadio en un 0,0075%; el Niquel en un 0,005%; el Hierro y Cobre en una cantidad
menor de 0,001% (Figura 1.1).

Carbono

Oxigeno
504
Azufre
25%
Hidrégeno Otres
12,5% 021%

Figura 1.1. Composicién Quimica del Petréleo

Las propiedades del petrdleo dependen de su composicion quimica [2] pero, en forma general se

puede decir que:



> Son liquidos insolubles en agua y de menor densidad que ella. Dicha densidad estd

comprendida entre 0,75 y 0,95 g/mL.

> Sus colores varian del amarillo parduzco hasta el negro.

» Algunas variedades son extremadamente viscosas mientras que otras son bastantes
fluidas.

> Desprenden un olor semejante al de la gasolina, kerosén u otros derivados, es muy

penetrante pero si el crudo contiene azufre tiene olor fuerte y hasta repugnante como
huevo podrido. Si contiene sulfuro de hidrégeno, los vapores son irritantes, toxicos y

hasta mortiferos.

1.1.1. Origen

Se han formulado numerosas hipdtesis para indicar el origen del petréleo. Estas hipétesis pueden
asociarse en dos grandes grupos: las que intentan explicar la formacién de hidrocarburos por via
inorgdnica, es decir a partir de reacciones quimicas ocurridas en el interior de la corteza terrestre
y, las que proponen un origen orgdnico. Segin la teoria més aceptada, el origen del petréleo es de
tipo orgdnico y sedimentario [2]. Esta teoria ensefia que el petréleo es el resultado de un complejo
proceso fisico-quimico en el interior de la tierra en el que se produce, debido a la presién y las
altas temperaturas, la descomposicién de enormes cantidades de materia orgdnica que se

convierten en aceite y gas.

Esta materia orgdnica estd compuesta por materia vegetal y animal, que se deposité en el pasado
en el fondo de los grandes lagos y en el lecho de los mares. Junto a esa materia orgdnica también
se depositaron mantos sucesivos de arenas, arcillas, limo y otros, conformandose lo que
geoldgicamente se conoce como rocas o mantos sedimentarios, es decir, formaciones hechas de
sedimentos. Entre esos mantos sedimentarios es donde se llevé a cabo el fenémeno natural que
dio lugar a la creacion del petréleo. Ese proceso de sedimentacion y transformacion ocurrié a lo
largo de millones de afios. Entre los ge6logos hay quienes ubican el inicio de todo ese proceso en
la época de los dinosaurios y los cataclismos. Otros opinan que hoy se estd formando de una

manera similar el petréleo del manana [2].



En cuanto la formacién del petréleo pesado la biodegradacion es su principal causa. A lo largo de
las escalas de tiempo geoldgico, los microorganismos degradan los hidrocarburos livianos e
intermedios, produciendo metano e hidrocarburos pesados enriquecidos. La biodegradacion
produce la oxidacién del petréleo, reduciendo la relacion gas/petréleo e incrementando la
densidad, la acidez, la viscosidad y el contenido de azufre y metales. A través de la
biodegradacion, los petréleos pierden ademds una importante fraccion de su masa original. Otros
mecanismos, tales como el lavado con agua y el fraccionamiento de fases, contribuyen a la
formacidn de petrdleo pesado, separando las fracciones livianas del petréleo pesado por medios

fisicos mds que bioldgicos.
1.1.2. Clasificacion del Petroleo

En la Figura 1.2 se muestra la clasificacion del petréleo segiin la naturaleza de los hidrocarburos
que lo componen (ver tabla 1.1) y segin la densidad en grados API (ver tabla 1.2), la cual es la

mds empleada en el mundo [2]. En Venezuela el petréleo producido se considera pesado y/o

ligero segun ésta clasificacion.

Figura 1.2. Clasificacién del Petréleo segun la naturaleza de los hidrocarburos que lo componen y la
densidad en grados APL



Los grados API se calculan utilizando la expresion:

Grados API = 141,5 - 1315 (1.1)

Densidad relativa

donde la densidad relativa de la férmula anterior corresponde,

Densidad del liquido
Densidad del agua

Densidad relativa =

(A 60°Fahrenheit) (1.2)

Segun la naturaleza de sus hidrocarburos [4], los diferentes tipos de petréleo se presentan en la

tabla 1.1:

Tabla 1.1. Tipos de petréleo segtn la naturaleza de sus hidrocarburos [4].

Tipo dePewoléo 0 i Y iCamaceritieas:

Negro, viscoso y de elevada densidad: (0,95 g/mL). En la destilacién

Petréleo Asfiltico primaria ’producen poca gasolina y abundantg fuel—oil, quedando asfalto
como residuo. Estd compuesto por naftenos principalmente, y moléculas de
férmula molecular igual a CaHan.

Claro, fluido y de baja densidad (0,75 a 0,85 g/mL). Producen mas gasolina
que los asfalticos. Cuando se refina sus aceites lubricantes se separa
parafina. Est4 constituido por compuestos en las que el nimero de hidrégeno
es siempre superior en dos unidades al doble del ndmero de carbonos
(CnH2n+2).

Petroleo Parafinico

Tienen caracteristicas y rendimientos comprendidos entre los otros dos tipos
Petréleo Mixto de petréleo. Contienen compuestos de ambos tipos, es decir del tipo CnH2n y
del tlpO CnHz2n42.

Segun la densidad (Grados API) [4], la clasificacion del petrdleo se presenta en la tabla 1.2:



Tabla 1.2. Tipos de petréleo segiin su densidad en grados API [4]

Tipode Petréleo . Caracteristicas

Gravedad superior a los 30° API. En €sta clasificacion se encuentra los de
base parafinica que son los de mayor valor ya que de ellos se extrae mds
combustible que de los restantes. Su cotizaciéon en los mercados
internacionales es bastante alta.

Petréleo Liviano

Posee una gravedad que estd comprendida entre 22° y 23,9° APIL. Lo

Petréleo Mediano . P 1o e
integran una mezcla de petréleo de base asfiltica y parafinica.

Su gravedad oscila entre 10° y 21,9° APL Es de base asfaltica. Producen
Petroleo Pesado fundamentalmente fuel-oil, que es un combustible pesado de mucho uso
industrial.

Petréleo Extrapesado Tiene una gravedad inferior a los 10° APL

1.2.  YACIMIENTO

Son estructuras geolégicas que se formaron hace millones de afios y se componen principalmente
por poros, donde coexisten varias fases, agua, petréleo y gas. La distribucién de estos fluidos
depende de su densidad, asi como también de las propiedades de la roca. Si los poros son de
tamafio uniforme y uniformemente distribuidos, entonces la parte superior de los poros estard
ocupada por la fase del gas, la parte media de los poros serd ocupada por petréleo o petréleo con
gas disuelto, y en la zona baja de los poros estara lleno por agua [4]. Un modelo bdsico para la

ubicacion de fluidos dentro de un yacimiento se muestra en la Figura 1.3.

Figura 1.3. Modelo Bésico de ubicacién de fluidos en el yacimiento.
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1.2.1. Estructura del Medio Poroso

Un medio poroso puede visualizarse como una red tridimensional de oclusiones llamados poros
(Figura 1.4), que pueden estar interconectados o no, de tamanos y formas diferentes, insertada en
un medio que de otra manera seria continuo. Su morfologia se relaciona con su origen, pero en
muchos casos, especialmente en rocas porosas sedimentarias, la morfologia es altamente
desordenada [5]. También es llamado matriz sélida heterogénea, que como caracteristica
principal posee un drea especifica relativamente alta, en muchas estimaciones ésta caracteristica

dicta el comportamiento del fluido en el medio [5].

Figura 1.4. Composicién Quimica del Petréleo
Modelo de un medio poroso.

Dentro de la estructura del medio poroso se encuentran dos propiedades bésicas:

a Porosidad

Es una medida del espacio disponible en la roca para almacenar fluidos. Esta propiedad puede ser
evaluada fécilmente o no dependiendo de la interconexién de los poros [5]. Los granos que
conforman las rocas de los yacimientos petroliferos, tienen formas irregulares y el grado de
irregularidad o de redondez es evidencia de los procesos de transformacién sufridos a través del
tiempo (Figura 1.5). Es por ello que existen espacios vacios entre los granos, los cuales son
.denominados espacios de poro o intersticios. En los intersticios de las rocas de yacimiento es

donde se acumulan petrdleo, gas y agua. Se distinguen dos clases de porosidad: absoluta o total
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y efectiva. La porosidad absoluta es la porosidad en cuya estimacién se considera el volumen
total de poros, estén o no interconectados. La porosidad efectiva es la porosidad que considera
solamente los poros que estdn interconectados (razén del volumen de poros interconectados al

volumen total de la muestra).

Q Permeabilidad Absoluta

Es la habilidad que presenta el medio poroso para dejar pasar un fluido a través de sus poros
interconectados y/o red de fracturas, es decir, es una caracteristica de la roca que estd
determinada por la capacidad que tiene un fluido de moverse a través de sus poros
interconectados (Figura 1.6). Como la permeabilidad depende de la continuidad de los poros, no

existe en teoria una Unica relacién entre la porosidad absoluta de una roca y su permeabilidad.

La permeabilidad se expresa mediante la unidad denominada Darcy (D) en honor al francés
Henry Darcy, quien fue el primero en estudiar el paso del fluido (agua) a través de un medio

poroso (filtros de arena) [7].

Figura 1.5. Porosidad Figura 1.6. Permeabilidad

1.2.2. Propiedades Roca-Fluido

La presencia de miltiples fases dentro del medio poroso genera interacciones entre la roca y los
fluidos contenidos en ella. Estas interacciones afectan significativamente la distribucién y flujo
de los fluidos contenidos en su interior. Manifestaciones macroscopicas de estas interacciones

roca-fluido son propiedades como: la presion capilar, la permeabilidad relativa y la mojabilidad.
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a Presién Capilar
La presion capilar es la diferencia de presion presente en la interfaz de dos fases fluidas. Se dice

que la presion capilar es una medida de la interaccién de los fluidos y la superficie de la roca [6].

La evidencia mas comin de la existencia de fenémenos capilares, es la observada cuando se
coloca un tubo capilar en un recipiente con agua, donde se manifiesta el ascenso del agua dentro
del tubo. Esta situacién es muy parecida a la que existe en un yacimiento si se consideran los
canales porosos como tubos capilares de diferentes didmetros, distribuidos irregularmente a
través del yacimiento y conteniendo tres fluidos inmiscibles: agua, petréleo y gas [6]. Las
medidas de presién capilar en rocas de yacimiento son importantes para el calculo de reservas y
en la recuperacion de petroleo por empuje de agua, debido a que la desaturacién en el yacimiento
no es uniforme, produciéndose un gradiente de presion capilar, el cual puede favorecer u obstruir
la recuperacién de hidrocarburos. Ademas, las curvas de presion capilar (Figura 1.7) son de gran
ayuda en la prediccion del recobro de hidrocarburos de un yacimiento, ya que permiten obtener
la saturacion de agua inicial para los cdlculos de la cantidad de petréleo en sitio y modelar el
desplazamiento de petroleo [14]. Las curvas de presién capilar dependen de la direccién en que
ocurran los cambios en la saturaciéon y de los valores maximos y minimos de saturacion

alcanzados. Esta dependencia de la historia de saturacién se denomina histéresis [9, 14].

‘
g.

0
100%  4—— 5.

Figura 1.7. Curvas de Presién Capilar (imbibicién y drenaje) vs. S,, para un sistema
agua/petrdleo/roca.



La curva en el punto A, con la muestra saturada 100% de agua, la cual es desplazada por
petréleo, representa el proceso de drenaje. En el punto B o de saturaciéon de agua, existe una
discontinuidad en la cual la saturacién de agua no puede ser reducida mds (saturacién
irreducible), a pesar de la presion capilar que existe entre las fases. Si se tiene que el petroleo se
desplaza con agua, el resultado es la curva de imbibicién. La diferencia entre los dos procesos se
debe a la histéresis del dngulo de contacto, Cuando la saturacién de agua ha crecido a su maximo
valor Sy, = 1-S,. la presion capilar es cero (punto C). En este punto la saturacién residual de
petréleo no puede ser reducida a pesar de las diferencias de presion capilar entre el agua y el

crudo.

u] Permeabilidad Relativa

La permeabilidad relativa es una caracteristica del flujo multifidsico en el medio poroso, y es
fundamental para entender y predecir el comportamiento de procesos de desplazamientos. Esta
propiedad expresa la habilidad de un fluido para moverse en el medio poroso en presencia de otro
fluido. Ademads de ser la relacién entre la permeabilidad efectiva a una saturacién dada y la
permeabilidad absoluta. La permeabilidad efectiva es el pardmetro que refleja la habilidad del
medio poroso interconectado para facilitar el movimiento de un fluido hasta alcanzar una

saturacion residual o irreducible del otro fluido. [10]

Q Saturacion
La saturacién (S;), se define como una fracciéon de volumen poroso ocupado por un fluido en

particular.

Vi
Si=— 1.3
Ve (1.3)

donde i =1; 2; 3,... n, para lo cual "n” significa el nimero total de fases fluidas presentes en el
medio poroso. V; es el espacio que ocupa el fluido, Ve es el volumen total del espacio poroso (ver

figura 1.8).
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PETROLEC

Figura 1.8. Representacion de la saturacién del petréleo, agua y gas dentro de un yacimiento petrolero.

Si consideramos un volumen representativo del yacimiento petrolero, con los poros llenos de

petréleo, agua y gas, en términos volumétricos podemos representarlo como:

Ve=Vo+ Vy+V, (1.4)

donde Vo representa la fraccion de volumen del petréleo, Vw representa la fraccién de volumen

del agua y Vg representa la fraccién de volumen del gas.

Si en un yacimiento petrolero coexisten dos fluidos (petréleo y agua, petréleo y gas, gas y agua,
etc.), estos se distribuyen en el espacio poroso de acuerdo a sus caracteristicas de mojabilidad.

La saturacion de fluidos cambia tanto en el espacio como en el tiempo, el yacimiento petrolero
puede tener diferentes niveles de saturacidén en sentido horizontal y sentido vertical y también

esta saturacion cambia progresivamente de acuerdo al avance de la produccién de fluidos.

u] Histéresis

La medida de tension interfacial y la mojabilidad pueden proporcionar resultados diferentes
cuando la interfase fluido-fluido estd avanzando o retrocediendo sobre una superficie sélida. Este
fenomeno se denomina Histéresis.

Las causas principales que generan la histéresis del angulo de contacto son tres:
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> Heterogeneidad de la superficie.
> Rugosidad de la superficie.

» Estabilidad de la superficie a una escala macromolecular.

La presion capilar estd sujeta a la histéresis ya que el dngulo de contacto 6 es una funcién de la
direccién del desplazamiento: 6 puede tener diferentes valores si el equilibrio alcanzado por

avanzar o retroceder sobre la superficie.

1.3.  MEDIOS POROSOS REALES

Las caracteristicas principales del medio poroso que afectan el flujo en dos fases son la
porosidad, forma y dimensién de los poros, interconectividad de los mismos, anisotropia,
mojabilidad con respecto al par de fluidos alojados, rugosidad de las paredes de los poros y
heterogeneidad.

Existe un gran nimero y diversos tipos de medios porosos, pero la atencién se centrard sobre
rocas de yacimientos petroleros. Virtualmente todas las rocas de yacimientos petroleros son de
origen sedimentario, siendo las mas importantes las areniscas, dolomitas y calcitas. La porosidad
de estas rocas varia en el rango de 0.02 a 0.28 [12]. Las cavidades de tamafio similar a la de los
granos son llamados poros, mientras que las cavidades relativamente mds pequefias que conectan
poros son llamadas gargantas [12]. El tamafio de un poro puede ser caracterizado por el didmetro
volumétrico equivalente. Los didmetros de poros estan aleatoriamente distribuidos sobre un rango

amplio de tamafios, tipicamente de 5 a 100 pm.

a Rugosidad de la Superficie de Poros

La rugosidad de las superficies de poros en rocas de yacimientos petroleros varia enormemente,
desde superficies lisas de cristales de algunas dolomitas a superficies cubiertas de arcillas de
muchas areniscas [12]. Se ha demostrado que la rugosidad de las superficies de los poros afecta la

mojabilidad y la eficiencia de desplazamiento [13].
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m] Heterogeneidad

Los poros y gargantas de diferentes tamafios pueden estar distribuidos aleatoria o no-
aleatoriamente en un sistema poroso. En el Gltimo caso, los elementos mds grandes pueden estar
agrupados juntos en dominios, y similarmente 1 o s elementos mds pequefios agrupados en otros
dominios. La heterogeneidad no-aleatoria es comun en rocas de yacimientos petroleros y ocurre
tanto a escala microscdpica como macroscopica [15]. Morrow [16] ha indicado que la
heterogeneidad no-aleatoria del tipo en el que pequeiios elementos estdn agrupados en grupos
discontinuos en una red continua de elementos més grandes, puede ser la causa mas importante
de altas saturaciones irreducibles de fase mojante, y que la heterogeneidad no-aleatoria del tipo
en el que elementos grandes estdn agrupados en grupos discontinuos en una red continua de
elementos mas pequefios, puede ser la causa mds importante de saturaciones residuales altas de

fase no-mojante al final de procesos de imbibicidn.

Existe una multitud de descripciones del medio poroso [15], dada la complejidad del tema, como
se menciono anteriormente la estructura porosa se puede considerar como una red conectada,
constituida por dos clases de elementos que alternan inevitablemente: los sitios (cavidades) y los
enlaces (pasajes, ventanas). Cada clase realiza funciones distintas durante un proceso capilar, por
lo que es natural tratar de detallar por separado sus caracteristicas morfolégicas; El interés
principal de este trabajo es el estudio del desplazamiento a una escala microscépica al modificar
la mojabilidad inicial del sistema, por lo que estos estudios se realizaran sobre modelos

microscopicos artificiales debido a la complejidad de los medios porosos reales.

1.4. MICROMODELOS Y APLICACIONES EN LA INDUSTRIA PETROLERA

El nombre de micromodelos aparece en la literatura, refiriéndose a los medios porosos creados
artificialmente para estudios de transporte y distribucién de los fluidos a escala de poros. Como
se menciono en el punto 1.2, los yacimientos de petréleo son estructuras naturales en donde el
petrdleo es cominmente encontrado en los poros, a veces junto a otros fluidos (agua y gas). El

flujo de estos es bastante complejo debido a la interaccion entre los fluidos y la heterogeneidad
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del medio, por lo que el entendimiento del proceso fisico fundamental a escala de poro es
necesario para el desarrollo de modelos matemdticos que representen apropiadamente el
yacimiento [17]. En la figura 1.9 se muestran las escalas de estudios disponibles en un

yacimiento.

Ezcala de Nuicleo

i
Escala de Yacimiento

Figura 1.9. Escalas de un Yacimiento.

Numerosos efectos condicionan el flujo de fluidos en un medio poroso, como lo son la fuerzas
ocasionadas por la gravedad, tension interfacial y la velocidad de los fluidos, sin embargo,
dependiendo de la escala a la que se refiera el estudio (macro o micro) la importancia de cada uno
de estos efectos varia, de alli algunas de las incertidumbres asociadas al modelaje de yacimiento
[17].

Especificamente, las evaluaciones a nivel micro son orientados a los estudios de interaccién roca
fluido, como las pruebas de desplazamiento a través de secciones de nucleos, sin embargo
algunos autores califican estas pruebas como “cajas negras”, ya que no se puede visualizar lo que
ocurre en los poros del nicleo, y las mediciones obtenidas (bien sea porosidad y/o permeabilidad)
se estiman suponiendo que el medio es isotropito.

Una de las propuestas para representar la heterogeneidad de un medio poroso son los 2-D a

escala, son también conocidas como micromodelos (figura 1.10), estos son medios porosos



creados artificialmente para estudios de transporte y distribucion de fluidos a escala de poros.
Estos incluyen laminas grabadas o empaque de esferas, entre las laminas grabadas existen
variaciones entre las que son en vidrio o silicon, estas ultimas han mostrado tener la ventaja de
obtener replicas mucho mas precisas del disefio a grabar, otras técnicas involucran la
implementacién de polimetros (polidimetilsiloxano (PDMS)) para la fabricacion de estos

modelos [17].

Inler

|
:
1
v

Cratlet

Figura 1.10. Micromodelo.

Los estudios en micromodelos de medio poroso han contribuido al entendimiento del flujo de
fluidos en una gran variedad de sistemas, debido a que permiten la investigacién de la fisica
fundamental del flujo de fluidos en sistemas porosos de dos dimensiones, aunque el flujo de
fluidos en una roca se produce en tres dimensiones conectadas mediante una red de poros, grietas
y/o fracturas, los micromodelos pueden representar condiciones especificas relacionadas con el
flujo en un medio poroso. Una de las mayores ventajas de estos modelos es que puede adaptarse a
una geometria deseada, ajustando el tamafio de poro, su distribucién, etc., igualmente estos
modelos pueden ser disefiados para permitir mediciones, como la visualizacién éptica, que no son
posibles en la roca. En la literatura se reporta la aplicacion de estos modelos para identificar la

influencia de la geometria en un medio porosos sobre la eficiencia del desplazamiento inmiscible
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en el afio 1961 (Mattax 1961), desde ese entonces numerosos esfuerzos se han realizado para
estudiar mecanismos de recuperacion de petroleo primaria, secundaria, y terciaria.

En la industria petrolera se ha requerido al procesamiento de imdgenes para estimar la
distribucién y la saturacién de los fluidos contenidos en el modelo a escala a través del cdlculo de
las dreas relativas ocupadas por los fluidos previamente coloreados, este el caso particular del
trabajo experimental para simular el efecto de la inyeccién alternada de vapor como método de

recuperacidon mejorada en micromodelo.

1.4.1. Avance de una Interfaz en un Medio Desordenado

Cuando en un medio porosos fluyen dos o més fluidos inmiscibles se forman patrones de
desplazamiento en la frontera entre fluidos, la forma de estos patrones depende de una variedad
de pardmetros. A bajas tasas de flujo, las fuerzas capilares dominan el avance y el principal
pardmetro de control es el dngulo de contacto, 0, definido entre la interfaz formada por los fluidos

y las paredes del medio poroso. Figura 1.11.

Figura 1.11. Detalle de la interfaz a escala de poro. P denota la presion aplicada, A el fluido desplazante y
B el desplazado.

Si el fluido desplazado B moja las paredes del medio, B moja las paredes del medio, tal como se
muestra en la figura 1.11a, la geometria de las regiones del medio poroso que son invadidas por

el fluido desplazante se explican usando teoria de invasién percolativa [18]. Esta teoria predice
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que el volumen invadido es un objeto fractal, a escalas mas grandes que el tamaifio de poro pero
pequenas comparadas con el tamafio con el tamaiio de la muestra.

Por otra parte, si el fluido invasor A moja la superficie (Figura 1.11b con 6=0) el frente de
desplazamiento es mucho mds suave. Esto esta asociado a un efecto de comunicacion entre poros,
y sugiere que para dngulos de contacto pequefios se pueda emplear una tensién superficial
efectiva que determinara cuan plana permanecera la interfaz.

Consideremos el avance de una interfaz en un medio desordenado ilustrado esquematicamente en
la figura 1.12. La velocidad de avance de la interfaz va a ser afectada por las heterogeneidades
del medio: la resistencia al flujo que ofrece el medio va a variar localmente. Las fuerzas viscosas
y capilares conducen al avance del frente de desplazamiento y es el desorden del medio que
obstaculiza su movimiento. Si el desorden gana, la interfaz se detiene o queda anclada. Por el
contrario, si las fuerzas motrices dominan, la interfaz sigue su movimiento y permanece sin
anclar. La transicién de anclaje es justo la que se obtiene desde una interfaz anclada a una en

movimiento.

h{x,t)

Figura 1.12. Esquema de una interfaz avanzando en un medio aleatorio. Los circulos representan
obstaculos que actian como centros de anclaje.

1.5. MOJABILIDAD EN SUPERFICIES HETEROGENEAS

Cuando dos o mas fluidos inmiscibles fluyen a través de un medio poroso, las caracteristicas
microscdpicas del medio que se manifiestan en la dindmica del desplazamiento, estin

determinadas por la distribucién de los fluidos. Esta distribucién es controlada por la mojabilidad
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y la dindmica del mojado. La mojabilidad es una propiedad del medio poroso de gran importancia
debido a la gran influencia que ejerce sobre las otras propiedades del yacimiento como la
saturacion residual de petréleo, la permeabilidad relativa, la presion capilar, etc. La mojabilidad
se refiere a la tendencia de un fluido a adherirse o adsorberse a una superficie sélida en presencia
de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la mayor area de contacto posible con dicho sélido.
En un sistema roca/agua/aceite la mojabilidad es una medida de la preferencia que la roca tiene
hacia el agua o hacia el aceite. Cuando la roca es mds afin al agua que al aceite, se observa una
tendencia natural de que el agua entre en contacto con la superficie de la roca y ocupe el espacio
poroso de la misma, principalmente los poros pequeiios en donde el potencial adsortivo del sélido
es mas intenso [4] Analogamente, cuando la roca es mds afin al aceite que al agua, la tendencia
natural es que sea el aceite el que entre en contacto con la roca. También existen casos en los que
no hay una preferencia definida del s6lido por alguno de los fluidos, bajo este comportamiento se

dice que la mojabilidad es intermedia. [4] (Figura 1.13).

AYRoca Mojada B}Roca Mojada
al Agua al Petroleo

] Roca Petrdleo

Figura 1.13. Distribucién de fases en una roca de yacimiento.

Obsérvese que en los casos arriba mencionados, s6lo nos hemos referido a sistemas
caracterizados por un comportamiento espacialmente homogéneo, sin embargo, en la mayoria de
las situaciones practicas, las superficies son rugosas y quimicamente heterogéneas. En efecto, las
causas principales de esta conducta son la topologia del espacio poroso y la composicidén quimica

de las superficies solidas. Se han identificado dos clases de mojabilidad espacialmente
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heterogénea: la mojabilidad fraccional y mojabilidad mixta. En la mojabilidad fraccional, la
naturaleza quimica del mineral provoca que ciertos componentes del crudo se adsorban sélo en
partes especificas de la pared, fraccionando asi a la superficie mineral en zonas afines al aceite, y
zonas que mantienen su hidrofilidad. En lo que respecta a la mojabilidad mixta, el aceite invade
los poros mas grandes (debido a que la presidn capilar necesaria para invadir los poros pequefios
es mayor que aquella necesaria para invadir los poros grandes),[4] entonces la pared de los poros
invadidos con el crudo puede envejecer gradualmente, adsorbiéndose sobre la pared sélida
especies tensodctivas contenidas en el aceite tales como los compuestos asfalticos y cambiar su
mojabilidad, de esta manera la superficie sélida se particiona en zonas hidréfobas continuas y en

zonas que mantienen hidrofilidad.

La mojabilidad original de los yacimientos minerales es principalmente alterada por la adsorcion
de compuestos orgdnicos. Los agentes surfactantes presentes en el crudo son compuestos polares
que contienen O, N, S, y cuentan con terminales hidrofilas e hidréfobas fenoles, cresoles,
cetonas, dibenzofuranos, indoles carbazoles derivados del tiofeno y tioles) [13]. Existe evidencia
experimental de que la intensidad de esta adsorcién, dependen de la composicién del crudo,
naturaleza del mineral, cambios de presion o de temperatura en el sistema, composicion quimica
del agua de formacidn (particularmente la fuerza idnica y el pH). En general las principales
variables que afectan la mojabilidad de medios porosos son los componentes activos en ¢l crudo,

mineralogia de areniscas y carbonatos y la quimica del agua de formacidn.

Desde el punto de vista teérico, 180 anos después del trabajo pionero de Young Laplace [15],
solo algunos problemas basicos relacionados con mojabilidad han sido resueltos. Los pardmetros
fisicoquimicos que controlan la mojabilidad de superficies sélidas fueron clarificados por los
esfuerzos de Zisman [15] y Padday [16], pero las desviaciones del equilibrio termodinamico solo
empiezan a estudiarse a partir de 1985. Entre estas desviaciones (de gran importancia en el
estudio de interfaces sdlido/fluido) cabe mencionar la relacionadas con la histéresis del dngulo de
contacto, debido al anclaje (pinning) de la linea de contacto sobre defectos localizados, donde el

estado final del esparcido de una gota de fluido no es necesariamente una monocapa, Sino que
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puede ser una pelicula de espesor apreciable, donde la dindmica del esparcido esta relacionada

con los defectos de mojabilidad y el anclaje asociado de la linea de contacto.

1.5.1. Definicién de la Linea de Contacto

Cuando una gota de un liquido es colocada en la superficie de un sdlido, pueden ocurrir dos
situaciones de equilibrio: mojado parcial (Figura 1.14a y 1.14b) caracterizado por un dngulo de
contacto finito, o0 mojado completo (Figura 1.14c) en cuyo caso el dngulo de contacto entre la
fase sélida y la liquida vale cero. La forma que adquiere la gota en contacto con el so6lido, va a

depender de la magnitud relativa entre las fuerzas moleculares existentes en el liquido [19].

~ Liquido

=Solido
(a) p "

Figura 1.14. Gota en equilibrio sobre una superficie horizontal: a) y b) mojado parcial y ¢) mojado total.

Generalmente los liquidos de baja tensién superficial mojan con relativa facilidad a la mayoria de
las superficies sélidas, y el dngulo de contacto es cero. En este caso la adhesion molecular entre
el sélido y el liquido es mayor que la cohesion entre las moléculas del liquido. La mayoria de los
liquidos con valores altos de tension superficial originan un angulo de contacto finito, donde las
fuerzas de cohesion se hacen dominantes. Por convencién, el dngulo de contacto se mide con
referencia al fluido mojante y se denota como 8. Para efectos précticos, si el dngulo de contacto
es mayor que 90°, se dice que el liquido no moja al sélido.

Cualquier pequenio desplazamiento del liquido, es acompafiado por un cambio en la energia libre
de superficie AG, tal que se produce un cambio en el drea del s6lido cubierto 44 (Figura 1.15a).
El cambio total de energia, es el resultado de un aumento en la energia libre de la superficie en la
interfase sélido-liquido ("), una disminucién en la energia libre de la interfaz sélido-vapor

(7")y un aumento en la correspondiente a la interfase liquido-vapor (y*'cos#).
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En Ia Figura 1.15b, se observan las fuerzas existentes en la zona de contacto entre las tres fases

involucradas. Matematicamente esto se expresa como:

AG = A (yt -~y )+ AA yY cos(8 - AO) (1.5)
En situacién de equilibrio,
. AG

limy, Vi 0 (1.6)

y
Yt =y +ytY cos6=0 (1.7)

0
y>V =yt +ytv cos @ (1.8)

La Ecuacién 1.8 fue propuesta en forma cualitativa por Young [19] y es llamada cominmente
“ecuacién de Young”. Es importante tomar en cuenta que las fases se encuentran en mutuo
equilibrio. En particular, la designacién }/SV se usa para denotar que la superficie s6lida debe

estar en equilibrio con la presién de vapor saturado P°.

}LJ’

o
g gL N

S
)

Figura 1.15. a) Desplazamiento horizontal de una gota en equilibrio con la superficie horizontal
sélida, b) diagrama de tensiones.
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1.5.2. Histéresis del Angulo de Contacto

Cuando se deriva la ecuacion de Young se supone un sdlido ideal: quimicamente homogéneo,
rigido y liso a escala atdmica; ademds se supone que el sélido no ha sido perturbado por
interacciones quimicas o por adsorcién de una fase liquida o su vapor [20]. Cuando se conocen
esas condiciones, deberia existir un solo dngulo de contacto en equilibrio experimentalmente
accesible [21]. Sin embargo, en las medidas experimentales sobre superficies reales se observa

una histéresis del dngulo de contacto (Figura 1.16).

anqulo de conlasla

P J Histéresis
I

e

negalive (retroceso) D phsitive (avance)

vetocidad de 13 linea da contacly ——ae

Figura 1.16. Histéresis del dngulo de contacto.

Existen dos clases de histéresis: termodindmica y cinética [22]. La histéresis de origen
termodindmico es causada por la rugosidad y la heterogeneidad superficial. La histéresis cinética
usualmente se presenta en procesos dependientes del tiempo tales como hinchamiento de arcillas,
penetracion de liquidos a través de la region superficial y reorientacion de grupos funcionales. Ya
que son muchos los factores que influyen en la histéresis de dngulos de contacto, la elucidacion
de los mecanismos que dan origen a la misma es muy dificil.

La determinacion experimental de dngulos de contacto requiere condiciones de limpieza muy

rigurosas. El angulo 6, (dngulo de avance) es medido cuando el drea de contacto sélido/liquido
aumenta, mientras que &, (dngulo de retroceso) es medido cuando el drea de contacto disminuye

(Figura. 1.17). Para determinar la histéresis de angulos de contacto en la literatura se reportan

cuatro relaciones diferentes [20]:
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FLUIDGA

SUPERFICIE SOLIDA

Figura 1.17. Definicién de los dngulos de contacto de avance (6,) y retroceso (8,).

a) la diferencia aritmética entre los dngulos de contacto de avance y retroceso:

AO=0, -6, (1.9)

b) la diferencia entre los cosenos de los dngulos de contacto de avance y retroceso,

A0S @ =cos 8, —cosé, (1.10)

c) el productode y, y ACOS@,

y,Acos 6 = y,(cos 6, —cos 6,) (1.11)

d) la forma adimensional, conocida como histéresis reducida H,

EEO"—H__Q’—) (1.12)

a

H:

El intervalo 8, — 6, puede ser hasta de 10° o mds para superficies que no han sido preparadas

especialmente. La histéresis del angulo de contacto ha sido ampliamente estudiada. Las fuentes

mas comunes de histéresis se describen a continuacion:
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o Rugosidad de la Superficie: La histéresis del dangulo de contacto no es consecuencia de un

efecto dindmico y cominmente se atribuye, tal como se mencioné anteriormente, a la
presencia de defectos (heterogeneidades) sobre la superficie del soélido tales como
heterogeneidades quimicas o rugosidades [23]. La descripcidn tedrica de la histéresis del
angulo de contacto es particularmente dificil cuando estdn presentes defectos en forma no
diluida debido a las interacciones capilares de largo alcance. Experimentalmente se observa
una variacion mondtona del dngulo de contacto con la rugosidad de la superficie [24]. La
histéresis de dngulos de contacto sobre superficies rugosas ha sido estudiada extensivamente
por Mason et al. [25] y Cox [26]. Por ejemplo, ciertos tipos de rugosidad tienen influencia

direccional sobre el spreading.

Contaminaciéon Quimica: Las heterogeneidades, en la superficie sélida pueden jugar un
papel importante [27]. Dettre y Johnson [23] realizaron experimentos en sistemas de esferas
de vidrio inmersas en parafina y cera; encontraron que la diferencia de mojabilidad entre la

parafina y la cera contribuye a la histéresis del angulo de contacto.

Adsorcion/Desorcién: Solutos presentes en la fase liquida o vapor pueden depositar una
pelicula sobre la superficie sélida y la presencia o ausencia de dicha pelicula puede, en
muchos casos, conducir a efectos de histéresis [28]. Muchas veces la pelicula, una vez
formada, se ancla sobre la superficie sélida, esto se observa claramente en el caso de
adsorcién de peliculas orgdnicas sobre superficies de silice, las cuales dan origen a un cambio

en la condicién de mojado del silice, y tienen asociado una histéresis del dngulo de contacto.

Movilidad Rotacional de Segmentos Moleculares en la Superficie: Debido a los métodos
de preparacién o a los tratamientos de las superficies, €stas generalmente estdn fuera de
equilibrio. En todos los materiales la condicién deseada es aquella donde se minimiza la
energfa libre, por lo tanto las propiedades superficiales son en principio dependientes del
tiempo, sin embargo, es posible observar modificaciones cuando los mecanismos de

relajacion son lo suficientemente répidos para ser observados.
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Muchos materiales (metales y cerdmicas) son muy rigidos, en estos casos se asume inmovilidad
superficial [28], por el contrario la mayoria de los minerales de yacimiento poseen grupos
funcionales hidrofilicos y/o hidrofobicos sobre la superficie; los segmentos moleculares que
conforman estos grupos funcionales, pueden rotar promoviendo un rearreglo molecular,
cambiando el estado original de la superficie, este fenémeno conduce a un estado metaestable de
la mojabilidad y por lo tanto a una histéresis en el dangulo de contacto. En general la temperatura
es la causa fundamental de la movilidad rotacional de las moléculas presentes en la superficie, ya
que puede conducir a la oxidacion de compuestos que dan origen a una redistribucién de grupos

funcionales externos localizados en la interfaz.

o Interdifusién: La difusion de dtomos desde el bulto a la superficie y/o viceversa debido a
efectos de temperatura, presion, reaccion, etc., conduce a cambios draméticos en la estructura

cristalina que a su vez conducen a la histéresis del dngulo de contacto.

0 Deformacion de la Superficie: Cuando una gota de liquido se encuentra sobre una
superficie sélida, la componente vertical de la tensién superficial del liquido en la linea de
contacto puede deformarse mediante la inclinacién del saliente de un lado (ridge). Este
saliente puede originar variaciones en el dngulo de contacto aparente. Los angulos de
contacto pueden cambiar dramdaticamente con las variaciones del modulo de tensién de los
substratos, debido a la deformacion de la linea de contacto. Con excepcidn de la rugosidad y
la deformacion de la superficie, las otras causas son fisicoquimicas y han sido estudiadas en
relaciéon con el liquido especifico en contacto con la superficie. Evidencias preliminares

establecen que la histéresis del angulo de contacto no es una propiedad extensiva [28].

1.6. METODOS PARA EVALUAR LA MOJABILIDAD

Entre los diferentes métodos existentes para evaluar la mojabilidad de superficies sélidas estén

los que permiten una evaluacién cuantitativa, mediante la medicién de dngulos de contacto y una
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nueva metodologia basada en técnicas analiticas de superficie, especificamente las
espectroscopias de fotoelectrén de rayos X (XPS) y de ién dispersado (ISS).

Otros métodos permiten una evaluacion cualitativa, entre estos se encuentran, el andlisis de las
curvas de permeabilidad relativa versus saturacion de la fase mojante, pruebas de imbibicién
espontdnea de agua o de petrleo, pruebas de adhesién, medicién de tiempo

inmersion/hundimiento, pruebas de avance capilar, entre otros.

Q Método de Amott-Harvey

Este método fue propuesto por Amott-Harvey en 1958 para determinar la mojabilidad de rocas de
yacimiento, combina la imbibicién espontdnea con desplazamiento forzado para determinar la
mojabilidad de una muestra de roca. Este método estd basado en el hecho de que el fluido
mojante generalmente es imbibido en forma espontdnea dentro de la roca, desplazando al fluido
no mojante. La imbibicidn se define como el desplazamiento de un fluido viscoso por otro fluido

inmiscible con este.

Para llevar a cabo esta prueba, las muestras de rocas se saturan con agua de formacion y luego se
preparan para la prueba mediante centrifugacién en aceite mineral hasta alcanzar la saturacién

irreducible de agua, S;.
La prueba consiste en los siguientes cuatro pasos:

> Sumergir la muestra en agua de formacién y medir el volumen de aceite mineral, Vg,

desplazado en forma espontdnea por imbibicién de agua de formacién.

> Centrifugar la muestra en agua de formacion hasta alcanzar la saturacion residual de

aceite (S,,) y medir el volumen de aceite desplazado, V,, .

> Sumergir la muestra en aceite mineral y medir el volumen de agua de formacion, V,,,

desplazado en forma espontidnea mediante imbibicién de aceite.

> Centrifugar la muestra en aceite mineral hasta alcanzar la saturacién irreducible de agua y

medir la cantidad de agua desplazada, V.,
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Los resultados de la prueba se expresan mediante tres indices, un indice de mojabilidad al agua

definido por:
Tw = V;:"f’—vw (1.13)
un indice de mojabilidad al aceite (crudo) definido por:
o = Vy;s:ijV;V; (1.14)
y un indice global que combina I';, y T, definido por:
=1, -1, (1.15)

De acuerdo a la interpretacion cldsica, la muestra es mojada al agua cuando +0,3 < T < +1, es de

mojabilidad intermedia cuando -0,3 <T" < +0,3 y es mojada al aceite cuando -1 <T"<-0,3.

a Medicién de Angulos de Contacto

Es una técnica utilizada frecuentemente para evaluar la mojabilidad de un sistema mediante la
medicién del dngulo de contacto que se forma entre una gota de fluido y una superficie sélida.

El dngulo de contacto®, es un importante pardmetro termodindmico que caracteriza la interaccion
entre un solido, un liquido y la interfase. Para explicar el fendmeno, se puede recurrir al ejemplo
cldsico del sistema formado por un sélido ideal, rigido, liso y quimicamente homogéneo, sobre el

cual descansa una gota de liquido en equilibrio con su vapor, como se muestra en la Figura 1.18.

Cuando una gota de un liquido se coloca sobre la superficie del sélido, pueden ocurrir dos
situaciones de equilibrio: mojado parcial (Figuras 1.18.a y 1.18.b) con un dngulo de contacto
finito, 0 mojado completo (Figura 1.18.c) en cuyo caso el dngulo de contacto entre la fase sélida

y la liquida es cero [5]. En equilibrio, el dngulo de contacto es funcion de las energias libres de la
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superficie del sustrato sélido y del liquido en contacto y de la energia libre de la interfase entre
las dos fases. La forma que adquiere la gota, en contacto con el sélido, depende de la magnitud
relativa entre las fuerzas moleculares existentes en el liquido (cohesién) y entre el liquido y el
solido (adhesion). En el caso de rocas de yacimiento, la situacion es mds compleja debido a que
la medicion involucra un crudo multicomponente, agua de formacién con diferente composicion

ionica y pH, y substratos sélidos de mineralogia ampliamente diferente y caracteristicas rugosas.

En el caso de la Figura 1.18.a se dice que las fuerzas de cohesién son mayores que la fuerza de
adhesién o el dngulo de contacto se encuentra en un intervalo entre 90° < 6 < 180°. En el caso de
la Figura 1.18.b, las fuerzas de adhesion superan a las de cohesién y el angulo de contacto es
menor de 90°. En la Figura 1.8.c, se ilustra la situaciéon de mojado total. Por convencién, el
dngulo de contacto se mide con referencia al fluido mojante. Para efectos practicos, si el dngulo

de contacto es mayor que 90°, se dice que el liquido no moja al sélido.

i ‘ Liquido
Sélido Sélido ‘Sélido
(a) (b} ic

Figura 1.18. Gota en equilibrio sobre una superficie horizontal.

1.7. USO DE ADITIVOS QUIMICOS PARA LA ALTERACION DE LA
MOJABILIDAD

La mojabilidad tiene un efecto clave en las operaciones de estimulacién de pozos, en procesos de
recuperacion de petréleo y en muchos otros procesos de interés industrial. La afinidad de la roca
por el agua o el crudo en un yacimiento y su importancia en procesos de desplazamiento ha sido
objeto de gran nimero de estudios los cuales han determinado que alterando ésta propiedad roca-
fluido se mejora la eficiencia de desplazamiento del crudo y por tanto se logra aumentar la

recuperacion de petréleo [32].
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La mojabilidad puede ser alterada por diversos métodos quimicos, entre los cuales se encuentran
el tratamiento con organosilanos, asfaltenos, complejos de cromo y adicién de surfactantes a los
fluidos. Los compuestos organosilanos contienen moléculas de silicio enlazadas con cloro y
grupos orgdnicos no mojados por agua, su férmula general es R,SiCls.,, donde R es usualmente
un radical metil. Estas sustancias reaccionan con el grupo hidréxido (OH) en superficies de
diéxido de silicio, exponiendo el grupo orgédnico y haciendo que la superficie sea menos mojada

al agua.

Araujo y Toledo. [33] estudiaron la relaciéon entre la mojabilidad y composicion atomica
superficial determinada mediante XPS. Para esto utilizaron ldminas de vidrio tratadas con
diversos silanos y superficies de rocas de yacimiento. La mojabilidad fue evaluada mediante la
medicién de dngulos de contacto sobre las laminas de vidrio tratadas y por el método de Amott-
Harvey para las superficies de roca de yacimiento. Los resultados muestran que las superficies
tanto de vidrio como de rocas de yacimiento tratadas con silano cambiaron su mojado natural al
agua a un mojado al crudo. Ademds por medio de la técnica de XPS observaron que las ldminas
tratadas con el Octadeciltriclorosilano (OTS) presentan un contenido de carbén mayor de 85% vy
exhiben un dngulo de contacto de 106° indicativo de una superficie fuertemente mojada al aceite.
Por el contrario la ldmina de vidrio sin tratar, exenta de carbdn superficial, exhibe un dngulo de

contacto de solo 15°, indicativo de una superficie fuertemente mojada al agua.

] Adicién de Surfactantes a los Fluidos

Los surfactantes son ampliamente utilizados como agentes tensoactivos en varias industrias como
la de productos quimicos, bioquimicas y farmacéuticas; la industria petrolera también ha hecho
uso de ellos porque ademds de disminuir la tensién interfacial entre el agua y el crudo, han

demostrado por numerosos estudios que son capaces de alterar la mojabilidad natural de la roca.
Bryant y colaboradores [35] estudiaron los cambios de mojabilidad inducidos por la adsorcidn

de surfactantes sobre superficies de mica. Para ello utilizaron surfactantes no-iénicos; aminas

polietoxiladas con longitudes de cadena de 12 a 18 carbonos, y de 2 a 5 grupos etoxi como
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grupos de cabeza. La superficie fue expuesta a soluciones preparadas a partir de 5 mL del
surfactante en 100 mL de decano y caracterizadas a través de la medicion de dngulos de contacto
y Microscopia de Fuerza Atémica (MFA). Sobre la exposicion a las soluciones del surfactante, la
mica paso a ser de mojada al agua a mojada al aceite, ademds de un mojado intermedio cuando
las micas fueron lavadas con diferentes solventes después de la exposicion del mismo, donde una
adsorcion mads fuerte arrojo angulos de contacto mas altos. Estos resultados sugieren que a bajos
pH, las formas protonadas del surfactante se adhiere mds fuertemente a la superficie ocasionando
mojados intermedios, como también el hecho de cambiar la longitud de cadena del hidrocarburo a
partir del 12 a 18 ocasiond poco efecto en la adsorcién del surfactante, mientras que aumentando

el grado de etoxilacion de dos a cinco grupos EO disminuye la eficiencia de adsorcion.

Vijapurapu y Rao (2004), estudiaron como es alterada la mojabilidad por efecto de la
concentracion de un surfactante sobre una superficie de dolomita. Para ello utilizaron un alcohol
etoxilado primario, lineal, de 9 a 11 carbonos, con solubilidad completa en agua y un sistema
compuesto por Crudo/Agua de Formacién/Dolomita. Se prepararon soluciones del surfactante en
agua de formacién entre 1000 y 3500 ppm, y se realizaron medidas de dngulos de contacto entre
dos placas. Encontraron que el surfactante altero la naturaleza de la superficie de fuertemente
mojada al crudo (angulo de avance de 158°) a mojado al agua (dngulo de avance de 39°) en una
concentracion de 3500 ppm mientras que se encontrd un mojado intermedio a la concentracion de
1000 ppm. Un cambio tan grande en la mojabilidad es beneficioso ya que mejora la recuperacién
de petréleo debido a la imbibicidn en yacimientos carbondticos con mojabilidad preferente al

crudo.

Subhash y colaboradores (2006) [44], estudiaron la capacidad de alteracién de la mojabilidad
mediante el uso de dos tipos diferentes de surfactantes, uno iénico y otro noidénico en una misma
superficie de prueba, dolomita. El surfactante noidnico usado fue un alcohol etoxilado
(NEODOL), mientras que el surfactante i6nico se trataba de un etdxi sulfato (Sulfato de Sodio
Laurico), utilizaron roca de dolomita y agua de formacién preparando asi soluciones de los

surfactantes a varias concentraciones (50-3500) ppm, realizaron pruebas de desplazamiento y
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monitoreo a través de angulos de contacto. Los resultados mostraron que a altas concentraciones
del surfactante noiénico (500-3500) ppm, se presentan cambios de mojado fuerte al crudo a débil
al crudo y a intermedio, mientras que a todas las concentraciones del surfactante iénico (50-3500)

ppm se presentan cambios de mojado fuerte al crudo a débil al crudo y a intermedio.

Supericie Mojada al ceite

_:e o 0_0 @—@ . ;\-§® 5\@ éas——-“ Tallo Hidrofilica
} Repulsion
@ Cabeza
Hidrofébico

_ Supei'  Mojada al Agua

Figura 1.19. Mecanismo de Adsorcidn del Surfactante en ta Superficie.

1.8. RECUPERACION DE PETROLEO

La recuperacién de petréleo se divide basicamente en tres etapas: Primaria, secundaria y terciaria.

La recuperacion primaria es la obtenida mediante la energia natural de yacimiento, esto es la
expansion de rocas y fluidos, empuje por gas en solucién, o drenaje por gravedad. La
recuperacion secundaria es implementada cuando la energia natural del yacimiento ha
descendido a niveles donde el recobro de petréleo no es econdmico. En este caso se incrementa la
energia del yacimiento de manera artificial inyectando agua o gas natural. La recuperacion
terciaria se refiere a técnicas aplicadas para prolongar la vida econémica del yacimiento después
de la secundaria. Dichas técnicas consisten en incrementar el recobro mediante la inyeccién de

agentes de naturaleza quimica, térmica o gases no convencionales.
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Estas dos ultimas son llamadas hoy en dia como recuperacion mejorada, ya que se refiere a los

procesos aplicados para incrementar el recobro en etapas posteriores a la recuperacion primaria.

1.8.1. Métodos de Recuperacion Secundaria

n] Inyeccion de Agua

La inyeccion de agua es el proceso por el cual el petréleo es desplazado hacia los pozos de
produccién por el empuje del agua. Esta técnica no es usada en campos petroleros que tienen un
empuje natural de agua. Bajo condiciones favorables, la inyeccién de agua es un método efectivo
para recuperar petroleo adicional de un yacimiento. Los factores que son favorables para una alta
recuperacion por inyeccién de agua incluyen: baja viscosidad del petréleo, permeabilidad
uniforme y continuidad del yacimiento. Muchos proyectos de inyeccion de agua son considerados
“patrones de inyeccion” donde los pozos de inyeccién y produccion son alternados en un patrén

regular [5].

0 Inyeccion de Gas

La inyeccion de gas natural en yacimientos de petréleos, es al igual que la de agua una técnica
que se ha venido utilizando desde principios del siglo XX. Entre las razones principales para
considerar la inyeccién de gas natural podemos mencionar, €l mantenimiento de la presion del
yacimiento, desplazamiento del crudo a condiciones inmiscibles y desplazamiento del crudo a
condiciones miscibles. El gas puede ser inyectado al yacimiento de petrdleo, no s6lo para
incrementar la recuperacion de petréleo, sino también para reducir la declinacion de la tasa de

produccién de petréleo y conservar el gas para venta posterior [5].

La inyeccién de gas para incrementar la productividad del pozo es usualmente definido como
“mantenimiento de presién”, pero un proceso para incrementar la recuperacion de petréleo puede

ser clasificado como un proyecto de recuperacién mejorada.

Un método mds eficiente empleado para inyectar gas puede ser usado algunas veces en

yacimientos que tienen buena permeabilidad vertical y tienen espesor apreciable o alta
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inclinacién. Bajo estas condiciones el gas puede ser inyectado cerca al tope de la formacion

productiva (o dentro de la capa de gas) tal que el petréleo es desplazado hacia abajo [5].

Pozo de Produccion

Pozo de Inyeccion RS
Diéxido l\'

de Carbono {nyeccion de Agua ua
—

Figura 1.20. Recuperacién de Petréleo por Inyeccién de Agua o Gas.

1.8.2. Métodos de Recuperacion Terciaria

La recuperacién terciaria de crudos se refiere a todas las tecnologias que permiten recobrar una
cantidad de petréleo adicional a la que se puede obtener por medio de los procesos
convencionales antes descritos. En esencia, estas técnicas actian mediante la produccién de

cambios en las propiedades fisicoquimicas de los fluidos y/o de la roca de yacimiento.

La recuperacion terciaria, queda descrita por procesos térmicos, inyeccion de gas miscible e
inmiscible y los quimicos; para cada uno de éstos se tiene una amplia gama de procesos de
aplicacion, los cuales deben ajustarse y ser acordes a las caracteristicas del yacimiento en el que

se quiera implantar.

] Procesos Térmicos
Suministro de energia térmica al yacimiento, con el objetivo de mejorar la eficiencia del barrido
por la reduccién de la viscosidad y la expansion del crudo. Entre las mds importantes se incluyen,

inyeccion alterna con vapor, Inyeccién Continua de Vapor y Combustién en Sitio.
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La combustién en sitio es un proceso de gas donde se aprovechan los efectos térmicos
colaterales. El proceso consiste en inyectar aire comprimido al yacimiento, de manera que la
combinacién oxigeno del aire, mas crudo, mas calor, origine una combustién de hidrocarburos
dentro del medio poroso, cuando esto sucede, parte del petréleo en sitio es quemado, originando
un frente de gases de combustion, vapor y calor, que empujan el petréleo remanente hacia los
pozos productores.

La inyeccidn alterna con vapor, permite incrementar la productividad de pozos en yacimientos de
crudos pesados. El proceso consiste en inyectar entre 5000 y 15000 bbl/d de agua convertida en
vapor a contra corriente en el pozo productor, cerrar €l mismo por un periodo determinado de
tiempo denominado “remojo” durante el cual se produce la transferencia de masa y calor hacia la
formacion y se disminuye la viscosidad del petréleo, mejorando substancialmente su movilidad.
Cuando se abre el pozo a produccién, luego de varios dias en remojo, el petréleo fluye con
relativa facilidad debido al incremento de su movilidad y al empuje, producto de la expansion de
fluidos y roca.

A diferencia del caso anterior, donde el proceso es aplicado solo en pozos productores (inyeccion
de vapor y extraccion de petrdleo), la inyeccion continua de vapor implica el desplazamiento de

petréleo desde pozos inyectores hacia pozos productores.

] Inyeccion de Fluidos Miscibles o Parcialmente Miscibles

Inyeccion de un fluido con alta solubilidad en el crudo, creando una zona de mezclado con baja
tension interfacial para garantizar una mayor eficiencia de desplazamiento, como Hidrocarburos,
CO, o un Gas Inerte (Ny).

El interés por la utilizacién de nitrégeno como método de produccién de petrdleo se debe a las
multiples ventajas que ofrece en cuanto a disponibilidad, costo y propiedades fisicas entre otras.
Es junto al oxigeno uno de los gases mas abundantes y comunes del planeta, es relativamente
puro y no genera problemas de corrosion, es de facil produccién y compresion, es mucho mas
econémico que el gas natural y el diéxido de carbono. Adicionalmente, el nitrégeno es un gas que
normalmente a condiciones de yacimiento es menos denso que el gas natural, y por efecto de

segregacion natural tiende a segregarse por encima o debajo de la capa de gas natural
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previamente formada. La compresibilidad del nitrégeno es menor que la del gas natural y por
tanto este fendmeno, tiende a ocupar hasta un 38% mads espacio en el medio poroso por cada
unidad de volumen de gas natural. Estas dos condiciones lo hacen ideal para efectos de presurizar
el yacimiento sin alterar significativamente sus propiedades fisicoquimicas para posterior venta o

reinyeccion.

En tanto el diéxido de carbono es un gas utilizado de manera comin para proyectos de
recuperacion mejorada, especialmente en zonas donde se dispone de fuentes naturales, debido a
sus propiedades de densidad y viscosidad que ademds de ser mayor que las del nitrégeno y el gas
natural se asemejan a la del agua, es por esta razén que el diéxido de carbono proporciona una
excelente relacion de movilidad para desplazar crudos. Adicionalmente, el diéxido de carbono se
hace ficilmente miscible con el petréleo, mediante el mecanismo de vaporizacién por multiples
contactos, de manera que también es posible alcanzar altas eficiencias de barrido microscépico al
disminuir las tensiones interfaciales, incrementar el nimero capilar y por lo tanto reducir las

fuerzas que atrapan al crudo en el medio poroso.

Q Procesos Quimicos

Consisten en la introduccién de aditivos quimicos para cambiar las propiedades fisicoquimicas
del fluido desplazado y desplazante con el fin de reducir las fuerzas capilares e interfaciales y
optimizar la relacion de movilidad. Incluyen la inyeccién de polimeros, inyeccién de soluciones

alcalinas y la inyeccidn de surfactantes.

» Inyeccion de Polimeros

Los polimeros son macromoléculas (para los fines de recuperacion de petréleo sélo se usan
polimeros solubles en agua), que en solucién aumentan la viscosidad del agua, lo cual conduce a
una mejoria en la relaciéon de movilidad agua/petréleo e implica un barrido mas completo del
yacimiento [6]. Este método ha sido exitoso en casos donde el petréleo contenido en un
yacimiento posee una baja viscosidad (1-3 c¢P), es decir, una viscosidad similar a la del medio

desplazante. Cuando el petrdleo posee alta viscosidad, esto es, baja movilidad en comparacién
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con la del medio desplazante, este ultimo se desplaza a través de los canales mds anchos,
conduciendo a una rdpida canalizacién de ésta fase “fingering” [6] . Las soluciones poliméricas se
caracterizan por tener una viscosidad mucho mayor que la del agua, lo que aumenta la razén de

movilidad y permite que se realice un barrido méas completo del yacimiento.

> Inyeccion de Soluciones Alcalinas

Este método consiste en la inyeccién de soluciones cdusticas o alcalinas en la formacién. Estos
reactivos quimicos reaccionan con los dcidos organicos presentes naturalmente en los crudos con
lo cual se logra generar o activar surfactantes naturales que traen como consecuencia directa,
mejoras en la movilidad del crudo a través del yacimiento y hacia los pozos productores, bien sea
por reduccidn de la tensién interfacial, por un mecanismo de emulsificacién espontdnea o por

cambios en la mojabilidad.

Cabe destacar que en este tipo de procesos puede utilizarse una solucién polimérica de mayor
viscosidad que la del frente alcali-crudo para obtener un movimiento o barrido mds eficiente y
uniforme en la formacién, método que también podria conocerse como proceso de inyeccidn
alcali-polimero (AP). Destacdndose que después de la inyeccion del polimero debe inyectarse un
“batch” de agua fresca para prevenir su contaminacién con el agua de inyeccidén usualmente
empleada en proyectos de inyeccién secundaria que pueden ser soluciones salinas o en algunos

casos hasta incompatibles con los quimicos inyectados [33].

> Inyeccion de Surfactantes

El objetivo principal de este método es disminuir la tensidn interfacial entre el crudo y el agua
para desplazar volumenes discontinuos de crudo atrapado, generalmente después de procesos de
recuperacion por inyeccion de agua.

El método consiste en un proceso de inyeccion de mdltiples “batch” incluyendo agentes quimicos
con actividad superficial (tensoactivos o surfactantes) en el agua. Dichos aditivos quimicos

reducen las fuerzas capilares que atrapan el crudo en los poros de la roca de formacién. El tapon
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de surfactante desplaza la mayoria del crudo del volumen contactado del yacimiento, formando

un banco fluyente de agua/petréleo que se propaga delante del “batch” o tapén de surfactante.

Por lo general, el tapdn de surfactante inyectado es seguido por la inyeccién de una solucién
acuosa con polimeros en solucién. Esta solucién polimérica es inyectada para preservar la

integridad del “batch” (de alto costo) de surfactante y mejorar la eficiencia de barrido [27].

1.9. SURFACTANTES

Los surfactantes, son sustancias quimicas caracterizadas por poseer en la misma molécula dos
grupos que difieren ampliamente en sus relaciones de solubilidad. El grupo que tiene afinidad por
compuestos polares tales como el agua, se conoce como parte hidrofilica, mientras que la parte
lipofilica es aquella parte de la molécula del surfactante tiene afinidad por compuestos no polares,

tales como los hidrocarburos (ver Figura 1.21)

o

Parte Hidrofilica Parte Lipofilica
(Polar) (No Polar)

Figura 1.21. Estructura tipica del Surfactante.

Los surfactantes, tienden a concentrarse como una monocapa en la interfase, tal como la de agua-
aire o la de aceite-agua. El término interfase, se refiere a la frontera entre dos fases inmiscibles,
mientras que €l t€rmino superficie, se utiliza para denotar la interfase liquido-gas. En la interfase,
las moléculas de los surfactantes se ordenan en forma tal que la parte hidrofilica permanece en el
agua mientras que la parte lipofilica penetra la fase no-polar del sistema. Esta orientacién
molecular de los surfactantes, puede comprobarse experimentalmente en varias formas,

especialmente a través de medidas de tensiones interfaciales (Figura 1.22).
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Aceite

A/ Parte lipofilica

Interfase

Parte hidrofilica

Figura 1.22. Distribucién del Surfactante en la interfase

Existen casos, donde dos fases inmiscibles, tales como el aceite y el agua, estan en contacto con
un solido. En este caso la presencia de un surfactante en el sistema, puede modificar las energias
interfaciales: liquido-liquido o liquido-sélido. Este fenémeno se manifiesta como un cambio en

los dngulos de contacto o en la mojabilidad de un liquido u otro por el sélido.

El hecho de adsorberse en interfases, le confiere a los surfactantes propiedades muy peculiares.
Tales propiedades, los convierten, tal vez, en las sustancias mas versdtiles que existen en la
industria quimica. En la industria petrolera, los surfactantes juegan un papel preponderante, en
las operaciones de perforacién, completacion y estimulacion de pozos, en recuperacion mejorada
muy especialmente, en nuestro pais, en el transporte y comercializacion de bitimenes.

En general los surfactantes pueden ser aplicados en:

Procesos de recuperacion mejorada de crudos.

Produccién de emulsiones de crudos pesados, extrapesados y bitumenes en agua.
Formulacion de combustibles no contaminantes para vehiculos de transporte masivo.
Formulacién de lodos de perforacion.

Estabilizacion de espumas.

V V V V V V

La deshidratacién y desalacion de crudos.

1.9.1. Clasificacion de los Surfactantes

De acuerdo a sus afinidades los surfactantes pueden clasificarse de la siguiente forma:

Hidrofilicos, que tienen mayor afinidad por el agua, y Lipofilicos que tienen mayor afinidad por
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el aceite [36]. Sin embargo, existe otra clasificacién estipulada por Schick (1996), la cual

clasifica a los surfactantes dependiendo de la naturaleza del grupo hidrofilico [37].

] Anidnicos

En solucion acuosa se ionizan, quedando el grupo hidréfobico cargado negativamente por una
parte hidrofilica que contiene los grupos aniénicos (-COO-, -SO3-, -0-PO3*” etc.) unido a la
fraccion orgénica Y compensada por cationes orgdnicos e inorganicos (Na+, K+, Ca++, Ba++,
Mg ++, NH4+, etc.) Son importantes por su uso en la formulacién de detergentes de uso
doméstico e industrial. Son del tipo: sulfonato, sulfato, fosfato, sulfosuccinato, sulfoacetato,

derivados de aminodcidos, etc.

n] Cationicos

En solucién acuosa se ionizan, quedando el grupo hidréfobico cargado positivamente. Son
compuestos de por lo menos una cadena de 8 a 25 dtomos de carbono, derivada de dcidos grasos
y un nitrégeno (N) cargado positivamente, el anién suele ser un CI', Br, OH, -S0,%, etc. La
mayorfa estdn constituidos por una cadena larga de sales de amonio cuaternarias o sales de
alquilaminas. La cadena larga es el grupo hidrofébico y el grupo hidrofilico pequeno y altamente
ionizado lo constituye el N cuaternario. Son importantes en la industria por su eficiencia
bactericida, germicida, algicida, etc. Son del tipo: metosulfato, derivados de imidazolina, 6xidos

de amina y sales de aminas.

m] No-i6nicos
En solucién acuosa no forman iones, ya que su parte hidrofilica ésta formado por grupos polares
no ionizados como: alcohol, tiol, éter o éster. Una gran parte de estos surfactantes son alcoholes o

fenoles etoxilados.
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Figura 1.23. Férmula desarrollada de algunos Surfactantes.

Los surfactantes no-iénicos tienen la ventaja de que son estables frente a la mayoria de los
productos quimicos en las concentraciones usuales de empleo, al no ionizarse en agua, no forman
sales con los iones metdlicos y son igualmente efectivos en agua blanda o dura. Su naturaleza
quimica los hace compatibles con otros surfactantes catiénicos, anidnicos y coloides cargados
positiva y negativamente. Por otra parte sus caracteristicas los hacen altamente valiosos como
materias primas, base para formulacién de diversos productos para la industria de la agricultura,
curtido, ldtex, textiles, procesos de metales, pinturas en emulsion, petrdleo, pulpa y papel,
limpiadores. El grupo hidrofébico esta formado por una cadena larga que tiene grupos débilmente
solubilizantes, por ejemplo enlaces etéreos y grupos OH. La repeticion de estas unidades tienen el
mismo efecto que un hidréfilo fuerte salvo que no hay ionizacién. Existen diferentes tipos de
surfactantes noidnicos (Tabla 1.3), pero el mercado estd dominado (70%) por los derivados que

contienen una cadena polidxido de etileno fijada sobre un grupo hidréxilo o amina.

Tabla 1.3. Principales Surfactantes Noidnicos

Alcoholes lineales etdxilados

Alquil fenoles etéxilados 20
Esteres de acidos grasos 20
Derivados de aminas y amidas 10

Copolimeros dxidos de etileno-6xido de propileno | -
Polialcoholes de polialcholes etéxilados | -

Tiolis (mercaptanos) etéxilados | -
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a Anfotéricos o de Pares [6nicos

Los surfactantes de este tipo combinan en una sola molécula un grupo anidnico y otro catidnico,
siendo los aminodcidos y fosfolipidos (lipidos complejos en cuya composicion intervienen
carbono, hidrégeno, oxigeno, fésforo y nitrégeno) ejemplos de este tipo de sustancias. Estos
surfactantes son de poco uso, debido a su alto costo de produccion.

Por otro lado también podemos clasificar los surfactantes de acuerdo a su origen: Sintéticos, que
son los surfactantes que se obtienen mediante reacciones quimicas. Y los Naturales, que se
refieren a aquellos que provienen de fuentes naturales, animales o vegetales, que siguiendo un
proceso de extraccion y purificacién son obtenidos sin sufrir modificaciones quimicas que alteren

estructural o biologicamente su condicidn natural.

1.9.2. Propiedades de los Surfactantes

Los surfactantes poseen dos propiedades fundamentales: Son capaces de ubicarse en una interfase
seglin el fendmeno llamado adsorcidn, y también son capaces de asociarse para formar polimeros

de agregacion llamados micelas.

a Adsorcion

La adsorcién es un fendmeno espontineo impulsado por la disminucién de energia libre del
surfactante al ubicarse en la interfase y satisfacer parcial o totalmente su doble afinidad. Cuvando
una molécula de surfactante se ubica en forma orientada en una interfase, se dice que se adsorbe
[38]; es decir como se dijo anteriormente todos los surfactantes estdn constituidos por moléculas
que presentan a la vez un grupo polar (o hidrofilico) y un grupo apolar (hidrofébico o lipofilico),
en vista de su dualidad polar-apolar, una molécula de surfactante no puede satisfacer su doble
afinidad ni en un solvente polar, ni en un solvente organico. Cuando una molécula de surfactante
se coloca en una interfase agua-aire 6 agua-aceite, ella puede orientarse de manera a que el grupo
polar esté en el agua, mientras que el grupo apolar se ubica "fuera" del agua, en el aire o en el

aceite.
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o Micelas

Cuando la concentracién de surfactante aumenta en la fase acuosa, se produce rapidamente la
saturacion del drea interfacial y como consecuencia el nimero de moléculas disueltas tiende a
aumentar. A partir de cierta concentracion, denominada Concentracién Micelar Critica (CMC), el

surfactante produce estructuras poliméricas de asociacién o agregados denominados micelas.

En una solucién acuosa la fuerza motriz principal que favorece la formacién de micelas es el
efecto hidrofébico, es decir, la sustraccion de la parte apolar del surfactante del contacto con las
moléculas de agua y la formacién de un contacto mds favorable desde el punto de vista

energético con las partes apolares de otras moléculas de surfactante [39].

El nimero de moléculas que forman una micela generalmente es superior a cien y los agregados
tienen formas geométricas que varian entre esféricas y cilindricas, (Figura 1.24). La forma de las
micelas depende de varios factores, siendo los mas importantes, la concentracién del surfactante,

la fuerza i6nica de la solucién y la temperatura.

Figura 1.24. Formas Tipicas de las Micelas

La mejor forma de visualizar las micelas es imaginarse que la parte hidrofilica del surfactante
estd en contacto con el agua, mientras que los grupos lipofilicos se unen en el interior del
agregado creando una region de la cual se encuentra esencialmente excluida, (Figura 1.25). El
interior de las micelas se asemeja a un liquido parafinico. Una situacion similar ocurre cuando el

surfactante se disuelve en un solvente no polar, en este caso las micelas formadas se conocen
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como micelas inversas, en las cuales los grupos hidrofébicos se orientan hacia fuera, es decir, en
contacto con el liquido no polar mientras que las partes hidrofilicas se unen en el interior del

agregado [39].

Aceite Agua

Y

Solucién acuosa Solucién oleosa

Figura 1.25. Tipos de micelas

» Concentracion Micelar Critica (CMC)

Es la concentracion a partir de la cual las fuerzas que favorecen la formacién de micelas (efecto
hidréfobo), superan a las fuerzas que se oponen a €sta (repulsién entre las partes polares). El
fendmeno de micelacién es importante, no sélo porque varias propiedades interfaciales como la
solubilizacién dependen de éste, sino tambié€n porque afecta la tensién interfacial, adsorcién a

interfases y estabilidad de sistemas coloidales, entre otras propiedades.

La concentracion doénde ocurre la formacién de micelas, estd bien definida y puede ser
identificada por medio de la observacién del comportamiento de alguna de las propiedades de
equilibrio o transporte de la solucién, la cual cambia abruptamente en un punto dependiente de la
concentracién dada. La concentracién de surfactante a partir de la cual la tensién superficial se
hace constante viene a ser la concentracion micelar critica (CMC), y a partir de ésta se comienzan
a formar las micelas de lo que anteriormente eran sélo mondmeros, (Figura 1.26). Esta se
representa al construir la isoterma de adsorcién producto de graficar la tension interfacial en
funcion del logaritmo de la concentracién de surfactante en una solucidn acuosa. Inicialmente la
tension interfacial de la solucién decrece casi linealmente con el logaritmo de la concentracion,

ara luego permanecer casi practicamente constante.
o
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Las micelas parecen formarse en un rango estrecho de concentraciones de surfactantes, no
obstante para fines practicos se considera que la formacién de las micelas se inicia cuando se
alcanza la concentracidon micelar critica. Asi, para concentraciones inferiores a la CMC, solo
existen mondmeros (moléculas de surfactantes) en solucién, pero para concentraciones iguales o
superiores a la CMC, existen monémeros y agregados moleculares en la solucién, por encima de

la CMC es donde funciona mejor el surfactante.

cmC

— \/\/\,.
Micelas
Mondmeros

SR S SR IS R NN

LogC

Figura 1.26. Concentracion de Surfactante, donde se representa la CMC.
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Capitulo 2

2. PARTE EXPERIMENTAL

2.1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

En la industria del petréleo es de vital importancia el mayor recobro posible de hidrocarburo en
un yacimiento. La buisqueda de nuevas tecnologias para mejorar la eficiencia de la recuperacién
de petroleo se justifica por el hecho de que aproximadamente el 50 % del crudo en sitio
permanece atrapado en el yacimiento debido, entre otros factores, a condiciones adversas de
mojabilidad. Los métodos sugeridos hasta ahora para alterar la mojabilidad abarcan el uso de
aditivos quimicos como silanos y algunos surfactantes, los cuales son altamente costosos por lo
que lo ideal seria disponer de una estrategia de recuperacion basada en la alteracién de la

mojabilidad de la roca que maximice el factor de recobro, ambientalmente amigable, y alta

eficiencia de recuperacion.

2.2. HIPOTESIS

Es posible alterar la mojabilidad mediante el uso de un surfactante natural en un sistema
Crudo/Agua de Formacién/Roca que maximice el factor de recobro, que sea relativamente de

bajo costo, ambientalmente amigable, y alta eficiencia de recuperacion.

2.3. OBJETIVOS

2.3.1. General

v" Evaluar la factibilidad técnica de alteracién de la mojabilidad utilizando un surfactante

natural para maximizar el factor de recobro en rocas de yacimiento.
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2.3.2. Especificos

v Evaluar el cambio de mojabilidad ocasionado por la aplicacién del surfactante
mediante el uso del Gonidémetro (medicién de dngulos de contacto).

v" Evaluar las condiciones de mojado de las rocas de yacimiento mediante el método de
Amott-Harvey, con lo cual se comprobard que el surfactante altera la condicion de
mojado.

v" Corroborar mediante pruebas de desplazamiento que el surfactante cambia la
mojabilidad de la superficie de roca, logrando un aumento en el recobro de petréleo

después de inyectarlo al medio.

2.4. ESQUEMA DE TRABAJO

Anguios de
Contacto

Método de
Amott-Harvey

ion de lam jabilidad'utilizando un
i actor de recobro en rocas de

Figura 2.1. Esquema de Trabajo para el Estudio de Alteracién de la Mojabilidad.



2.5. Preparacion de Muestras

La preparacion de las muestras es el paso previo para la ejecucion de las pruebas experimentales
y consiste en la identificacién, limpieza y secado de las mismas, ya que para determinar las
propiedades fisicas de interés de la roca en este trabajo (porosidad y permeabilidad absoluta) es
necesario que los medios porosos se encuentren libres de fluidos. En esta etapa también se
determinan las caracteristicas geométricas de la muestra: Longitud y didmetro. Se incluye la
caracterizacion de los fluidos a utilizar, crudo y agua de formacion, resaltando los procedimientos

para las medidas de viscosidad, densidad y tensién superficial.

2.5.1. Toma y Manejo de Nucleos

Un nucleo consiste en una muestra de roca tomada del pozo a una profundidad especifica, por
medios especiales, preservando su estructura geoldgica y sus caracteristicas fisicoquimicas de la
mejor manera posible, con la finalidad de realizar andlisis petrofisicos y geoldgicos. Se obtienen
generalmente mediante la perforaciéon de la formaciéon con un taladro rotatorio de seccién
transversal hueca, corte de porciones de paredes, corte con herramientas de cable y con fluidos de
perforacién. Los nicleos tienen forma cilindrica de més de 10 m de longitud y 11 cm de
diametro. Para el corte del nicleo se utiliza una herramienta que consta de un tubo externo y un
tubo interno, el cual recibe el nucleo, un retenedor y una mecha de diamante con un hueco en su
centro por donde penetra el nucleo para alojarse en el tubo interno, dependiendo del tipo de

formacion se emplea una mecha (barrera o broca) especifica.

Figura 2.2. Nucleos extendidos.
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2.5.2. Limpieza y Secado de Muestras

La limpieza de las muestras es considerada un procedimiento estandar utilizado previo a la
realizacion de los andlisis convencionales y especiales de nucleos. Para la realizacion de este
trabajo el método utilizado fue el de Destilacién-Extraccién, método tradicional de limpieza en la
industria petrolera. Existen pasos especificos a seguir en cada etapa del procedimiento de
limpieza para los diferentes tipos de muestra segin los fluidos y contaminantes que contiene,
estos se rigen por la Norma ASTM G120-95 [25]. El equipo utilizado para la limpieza es un
equipo Dean-Stark 6 Sohlet (Figura 2.3), donde las muestras se limpian por el reflujo
descendente de Tolueno en la columna principal del equipo que contiene las muestras. En esta
técnica el Tolueno es continuamente evaporado en la parte inferior del montaje por una manta de
calentamiento que suministra la energia necesaria para que el liquido cambie de fase y fluya de
manera ascendente a través de la columna principal llena de las muestras. El Tolueno ascendente
puede arrastrar impurezas de petréleo y llegar hasta el tope donde se encuentra un condensador,
en el cual los vapores de Tolueno cambian de fase y el liquido es recirculado al sistema. El
solvente entonces es distribuido en la parte superior de las muestras hasta limpiarlas
completamente de los hidrocarburos. El ciclo de limpieza llega a su fin cuando se observa que el
Tolueno que sale por el fondo de la columna es cristalino. EI mismo procedimiento aplica para la
eliminacion de sales, pero en este caso el solvente es Metanol. El tiempo estimado para la

limpieza de muestras oscila entre 12 a 24 horas.

Figura 2.3. Equipo de Destilacion-Extraccién Dean-Stark.
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2.6. CARACTERIZACION PETROFISICA

Las propiedades bdsicas del medio: porosidad y permeabilidad absoluta, serdn medidas
empleando el equipo automatizado CMS 300 de la Companifa Core Laboratories Inc. (Figura 2.4).
El sistema CMS 300 proporciona la correccién al liquido de la permeabilidad por el factor de
Klinkenberg. Tiene capacidad para medir 18 muestras de 2,5 cm de didmetro o 12 de 3,8 cm de
didmetro, operando a presiones de confinamiento entre 800 y 10.000 psi. La presién de
confinamiento necesaria para la medicion puede ser seleccionada de acuerdo a Jas condiciones de
yacimiento y aplica en forma axial y radial, de esta forma las medidas que se obtienen son mds

representativas.

Figura 2.4. Sistema CMS 300.

2.7.  CARACTERIZACION DE LOS FLUIDOS DE YACIMIENTOS

Los fluidos empleados en este trabajo son: Agua de Formacién Sintética de una composicién

similar a la de un yacimiento venezolano y Crudo del mismo pozo.

2.7.1. Densidad

Se determiné mediante el uso del Densimetro DMA 35N Anton Paar (Figura 2.5), cuyo
instrumento tiene un rango de medicién entre 0 y 1,9999 g/em’ y una precisién de + 0,0001

3 .., . . . . . .
g/cm’. La medicién se realiza inyectando el fluido de interés en el equipo y una vez reportado el
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valor de la densidad a la temperatura deseada, se retira el fluido del instrumento por medio de una

valvula que desaloja el fluido contenido.

Figura 2.5. Densimetro DMA 35N

2.7.2. Tension Superficial

Se empled el Tensiometro TD1 Lauda, (figura 2.6). La medicion se realiza a través de un anillo
platino/iridio inmerso en el liquido de referencia. Por medio de una plataforma este se va
retirando del liquido, formdndose una lamela cada vez mas grande, la cual reportard un valor
maximo en el equipo que corresponde a la tension superficial del liquido de interés. La
metodologia es simple, antes de comenzar las medidas el equipo es calibrado por medio de un
peso de 500 mg, donde la pantalla reportard un valor de 00,0. Se coloca en un beaker el fluido a
medir, el anillo es sumergido en el liquido, este se va retirando lentamente, observandose la
formacidn de una limela, que es cuando €l liquido queda adherido al anillo. En la pantalla del
equipo se comenzaran a reportar valores positivos hasta alcanzar un maximo que corresponde a la

tension interfacial del liquido.

Figura 2.6. Tensiometro TD1 Lauda.

54



2.7.3. Viscosidad

Se empled el Viscosimetro Electrénico Modelo LV 2000 Marca Cannon (Figura. 2.7). La
propiedad es medida por rotacién de un disco o cilindro inmerso en el liquido de referencia. El
cilindro (spindle) gira a una tasa conocida y el instrumento reporta el torque requerido para que el
cilindro gire. Con la velocidad de giro, la medida del torque y las caracteristicas del cilindro, el
instrumento calcula la velocidad del fluido de interés. La metodologia simplemente consiste en
anadir en un beaker el fluido, cuya viscosidad se desconoce, ajustar el cilindro (spindle) adecuado
en el equipo de acuerdo a las caracteristicas del fluido, para lo cual se consulta el Manual del
Equipo, y fijar la velocidad de giro. Una vez fijados estos pardmetros, el equipo reporta en su

pantalla el valor de la viscosidad del fluido.

Figura 2.7. Viscosimetro LV 2000 Cannon.

2.8. EVALUACION DE LA MOJABILIDAD

La mojabilidad serd evaluada mediante: Medidas de Angulos de Contacto, Pruebas de adhesién y

el método de Amott-Harvey.

2.8.1. Medidas de Angulo de Contacto

Como indicador de la mojabilidad, se utiliz6 el dngulo de contacto externo formado por una gota
de aceite sobre las ldminas sumergidas en agua destilada. Se utilizé una celda rectangular de

plexiglas, dotada de un soporte para muestras, ventanas transparentes y un goniometro para la
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medicion de dngulos de contacto (Figura 2.8). Una vez que se coloca en la celda la superficie
mineral, ésta se evacua y se inunda con agua de formacién. La superficie debe estar en contacto
con el agua por un periodo de siete a diez dias para asegurar el equilibrio quimico con el agua.
Luego, se coloca una gota de aceite, con una microbureta de volumen controlado, sobre la
ldmina. Finalmente utilizando el ocular del goniémetro se mide directamente el dngulo de
contacto externo que se forma entre la gota de aceite y la superficie. Para medir el dngulo de

contacto se usa el método de la gota en reposo sobre una superficie [41].

Figura 2.8. Sistema 6ptico empleado en las medidas de dngulo de contacto.

2.8.2. Pruebas De Adhesion

Las pruebas de adhesion se realizaron en celdas de plexiglas utilizadas para medir dngulos de
contacto (Figura 2.9). Con la ayuda de una microbureta se colocé la gota de aceite sobre la
superficie mineral previamente equilibrada con agua de formacién, para lo cual las fases (liquida
y sélida), deben permanecer en contacto al menos 7 dias. La gota de aceite se deja en contacto
con la superficie por un lapso de tiempo aproximado de 4 horas, y luego se succiona lentamente
la gota con la microbureta, observando el comportamiento de la misma, pudiendo ser: adhesion

permanente (Figura 2.10a), o la no adhesién (Figura 2.10b).
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(&) Adhesidn Permanente

Superficie Mineral

Figura 2.9. Celda para usada en las pruebas de Figura 2.10. (a) Adhesién permanente. (b) No
adhesién. adhesién

2.8.3. Método de Imbibicion-Desplazamiento

El método propuesto por Amott-Harvey en 1958, para determinar la mojabilidad de rocas de
yacimiento, combina imbibicién espontianea con desplazamiento forzado para determinar la
mojabilidad de una muestra de roca. Se basa en el hecho de que un fluido mojante serd imbibido
en forma espontanea, desplazando a otro no mojante. Para llevar a cabo esta prueba, las muestras
de rocas se saturan con agua de formacién y luego se preparan para la prueba mediante
centrifugacion en crudo hasta alcanzar la saturacion irreducible de agua, S,;. La centrifuga
empleada (Beckman Modelo L8-60M/PHT, Figura 2.11) opera desde 100 rpm hasta 20.000 rpm

en un rango de temperatura entre 20 — 150°C.

Figura 2.11. Ultracentrifuga Beckman Modelo L8-60M/PHT.
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La prueba consiste en los siguientes cuatro pasos [42]:

i) Sumergir la muestra en agua de formacion y medir el volumen de crudo, Vg, desplazado en

forma espontdnea por imbibicién de agua de formacién (Fig. 2.11);

i) Centrifugar la muestra en agua de formacién hasta alcanzar la saturacién residual de crudo

(Sor) y medir el volumen de crudo desplazado, V;

iii) Sumergir la muestra en crudo y medir el volumen de agua de formacion, Vs, desplazado en

forma espontanea mediante imbibicién de crudo;

iv) Centrifugar la muestra en crudo hasta alcanzar la saturacién irreducible de agua y medir la

cantidad de agua desplazada, V.

Los resultados de la prueba se expresan mediante tres indices, un indice de mojabilidad al agua

definido por:

vV,
TR 2.1

osp od
un indice de mojabilidad al aceite (crudo) definido por:

Vw,vp
5{1 = “7‘—:;— (22)

wsp wd

y un indice de mojabilidad neutra &, definido mediante

0,+0,+0, =1 (2.3)

Cuando 6, =0, la roca tiene fuerte afinidad por el agua, el aceite 0 ambos. Cuando &, =1, la

roca no tiene afinidad ni con el agua ni con el aceite. Una representacion triangular permite
identificar los diferentes sindromes de mojabilidad, particularmente aquellos de gran impacto

técnico en la recuperacién del petréleo, como la mojabilidad neutra, intermedia y fraccional. Para
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la interpretacién de los indices de mojabilidad se utiliza una representacién triangular que permite
identificar los diversos sindromes de mojabilidad, particularmente aquellos de gran impacto

técnico en la recuperacion de petréleo, como la mojabilidad neutra, intermedia y fraccional

(Figura 2.12, Tabla 2.1).

Neutra

Indice de Intermedia Indice de
Mojabilidad al Mojabilidad
Agua Neutra

Débil al
Petréleo

Débil al Agua

Fuerte al
Agua

Fuerte al
Fraccional X
Petroleo

e
Indice de Mojabilidad al Petréleo

Figura 2.12. Representacién Triangular de los indices de Amott-Harvey.

Tabla 2.1. Definicién de los Indices de Mojabilidad.

Mojabilidad Condiciones
Fuerte al agua 0,7<T,, £1 0<T, £0,3
Fuerte al aceite 0<TI, £03 0,7<T, <1
Débil al agua 03T, £0,7 0<T, £0,3
Débil al aceite 0<T, £03 0,3<T, £0,7
Neutra 0<T, <03 0<T, <03 07<1-T,-T,
Intermedia 0<TI, £0,3 0TI, €03 04<1-T, -, <07
Fraccional 03<TI,, £0,7 03<Ty 0,7
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2.9. PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO

Esta prueba consiste en realizar a condiciones de yacimiento: presién de confinamiento y
temperatura, una prueba que reproduzca la manera cémo se mueven los fluidos en el yacimiento
de forma tal que se pueden ajustar los registros obtenidos durante la exploracién y produccién del

yacimiento, y asi conseguir una medida mas real de las propiedades bdsicas de los yacimientos.

Mediante este método se pretende cuantificar el recobro de crudo a las mismas condiciones de
yacimiento y luego, con el agua de inyeccién disefiada, a fin de comparar el porcentaje de

petréleo recuperado y evidenciar el mejoramiento en el factor de recobro.

El procedimiento comprende: la saturacion con agua de formacién en una celda triaxial (Hassler,
Figura 2.13 y 2.14), luego se inyecta crudo a una tasa constante hasta alcanzar la saturacidn
irreducible de agua, y se contabiliza el volumen de agua desplazado. Posteriormente, se inyecta
agua de formacién hasta la saturacion residual de crudo, y se registra el volumen de crudo
desplazado, finalmente se inyecta el agua optimizada y se cuantifica el volumen de crudo

adicional desplazado.

oll @O g o
/N A\
(D Bomba para inyeccién de los fluidos (&) valadyne (indicador de presién)
@Cilindro tipo pistén con aceite/crudo @Celda triaxial tipo Hassler
@Cilindro tipo pistén con agua de formacion Sistema de presién de confinamiento
@Manémetro de verificacién @Sistema de recolecciéon de muestra

@Transd uctor de presién

Figura 2.13. Diagrama esquemdtico del montaje para pruebas de desplazamiento.
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Figura 2.14. Equipo usado en pruebas de desplazamiento.
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3. RESULTADOS Y DISCUSION

En este capitulo se presentan los resultados obtenidos en la realizacion de este trabajo de acuerdo

al esquema experimental sefialado en el capitulo 2.

3.1. PREPARACION DE MUESTRAS

Para el desarrollo de este trabajo se seleccionaron 7 muestras de un total de 16, procedentes de

yacimientos venezolano, éstas se identificaron, cortaron y limpiaron empleando el método

Capitulo 3

destilacion - extraccién. En estas 7 muestras se representa el rango ampliado de las condiciones

de mojabilidad en rocas de yacimientos para nuestro estudio. En la Tabla 3.1 se muestra el

resultado de la caracterizacion fisica de las muestras seleccionadas. Antes de comenzar con los

analisis convencionales y especiales las muestras se limpiaron y secaron, con la finalidad de

restaurar posteriormente la condicién de mojado de las mismas. Las muestras limpias y secas se

midieron y pesaron, los resultados se presentan en la Tabla 3.1.

Tabla 3.1. Dimension y peso de las muestras.

Muestra Didmetro £0,001 Longitud +0,001 Peso seco £0,01
(cm) (cm) (g)
M1 3,783 4,520 103,25
M2 3,644 4,758 110,33
M3 3,637 4,801 101,97
M4 3,222 4,997 118,08
M5 3,100 4,849 118,21
M6 3.007 4,976 119,76
M7 3,078 4,783 111,79
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3.2. DETERMINACION DE PROPIEDADES FISICAS DE LOS MEDIOS POROSOS
ESTUDIADAS

Las propiedades fisicas del medio poroso (porosidad y permeabilidad absoluta) fueron medidas
con el equipo automatizado CMS-300 a la presion de confinamiento del yacimiento (4000 psi).

La Tabla 3.2 resume los resultados obtenidos.

Tabla 3.2. Propiedades fisicas de las muestras @ 4000 psi.

Muestra Porosidad £0,01 Permeabilidad Absoluta 0,01

(%) (mD)
M1 19,40 172,00
M2 18,20 167,40
M3 17,31 210,20
M4 18,98 197,80
M5 16,01 152,09
M6 18,10 111,20
M7 14,52 102,20

Se observa que las muestras poseen valores de porosidad que oscilan en un rango promedio de
18%, indicativo de arenas tipicas de yacimiento, cuyos valores estdn entre 8 y 39%. En general,
se encuentra que las porosidades medidas en el laboratorio revelan valores entre 10 y 40% para
arenas, dependiendo de la naturaleza del cemento y el grado de consolidacién. En la mayoria de
los casos el material cementante en las arenas es silice (SiO;), y de acuerdo a las caracteristicas
de este material cementante se tendrd un grado de firmeza y compactacion de la roca
sedimentaria. La compactacion es funcion a su vez, de la profundidad en la que se encuentre la
muestra, es decir, de la presidn de las capas suprayacentes y confinantes, por lo que el hecho de
hacer la caracterizacion petrofisica a las condiciones de yacimiento reprodujo bastante bien los
valores reales de ambas propiedades.

En cuanto a los valores de permeabilidades obtenidos, se observan valores tipicos encontrados en

arenas consolidadas [43].
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3.3. CARACTERIZACION DE LOS FLUIDOS

Los fluidos empleados fueron agua de formacion del yacimiento del cual se tomaron las muestras
de ndcleos con las que se trabajé en este proyecto, y crudo mediano. Estos fluidos se
caracterizaron a temperatura ambiente (25°C) y a la temperatura del yacimiento (80°C). La Tabla

5.3 resume los resultados obtenidos.

Tabla 3.3. Caracterizacién de los fluidos @ 25 y 80°C.

Fluido T#1 | p£00001 | °API% | p£0,1
°C) (g/cc) 0,03 (cP)
Agua de 25 1,0043 - 1,2
Formacién 30 0.9870 L 0.9
Crudo 25 0,0448 1899 | 1300,0
80 0,9230 2243 40,0

3.4. EVALUACION DE LA MOJABILIDAD

Una vez caracterizadas petrofisicamente las muestras se sometieron a un proceso de restauracion
a fin de restablecer la condicién de mojado original del yacimiento, para lo cual se saturaron en
agua de formacién, mediante el empleo de una bomba de vacio, por un periodo de tiempo de 8
horas, luego se llevaron a una centrifuga y se desplazé el agua con crudo hasta alcanzar la
condicién de saturacidon de agua irreducible (Sy;). Finalmente las muestras se colocaron a

condiciones de yacimiento (T) en un horno por un periodo de 30 dias.

3.4.1. Medicion Angulos de Contacto

Se procedié a la medicién de dangulos de contacto, con el fin de inferir la mojabilidad inicial de
las superficies, donde un dngulo de contacto entre 0-90° representa una mojabilidad al agua, 90°

mojabilidad intermedia y entre 90-180° una mojabilidad al aceite.
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Se determind el dngulo de contacto externo formado por una gota de crudo sobre las superficies
sumergidas en el agua de formacién. La superficie se dejé en contacto con el agua por un periodo
de siete dias para asegurar el equilibrio quimico con el agua. Finalmente se midi6 el angulo de
contacto externo que se forma entre la gota de crudo y la superficie. A través de la medicién del
angulo de contacto se evalud el comportamiento de adhesién, donde posterior a la medicion del
angulo, la gota de crudo se succiona lentamente hasta que la misma se desprende de la superficie,
de esta forma revelar uno de los dos comportamientos que se pudiera presentar sobre ella como la
adhesién permanente o la no adhesién.

Los resultados obtenidos para dngulos de contacto, comportamiento de adhesién tanto
permanente (P) como no permanente (N), y cambio de mojabilidad en sus tres condiciones,
mojado al agua (MA), mojado intermedio (MI) y mojado al crudo (MC), se resumen en la Tabla
3.4.

En la tabla se observa que las muestras M1, M2 y M3 presenta un dngulo de contacto externo de
30°, lo que indica una condicion de mojado fuerte al agua, mientras que la M4 presenta una
condicién de mojado débil al agua. Este tipo de mojado se presenta mayormente en superficies de
areniscas.

Para las mismas muestras se presenta la no-adhesién de la gota de aceite en la superficie, hecho
de esperar, debido a que las interacciones quimicas que existen entre las moléculas del agua y la
superficie son mds fuertes que las interacciones entre la superficie y el aceite. Lo que significa
que las fuerzas que actdan en el sistema son repulsivas. Es l6gico entonces, obtener este

comportamiento de no adhesién en superficies mojadas por agua.

Para la muestra M5 y M6, se midié un dngulo de contacto externo de 125°, por lo que presenta
una condicién de mojado al aceite. Se deduce que la superficie presenta una afinidad marcada
hacia este fluido, por lo cual la gota de aceite se esparce facilmente sobre la misma. Esta
condicién de mojado también se presenta para la muestra M7 pero con un dngulo de contacto
mayor 125°, lo que significa una fuerte afinidad a este fluido. A diferencia de las cuatro primeras
muestras, en esta ocasion se observd adhesién permanente entre la gota de aceite y la superficie.

Las fuerzas que actiian en estos sistemas son principalmente de atraccion.

65



Tabla 3.4. Medicién Angulos de Contacto Original

Muestra Angulo de Comportamiento | Estado de Gota de Crudo
Contacto de Adhesion Mojabilidad Sobre Superficie
M1 30° N MA
M2 30° N MA
M3 30° N MA
M4 60° N MA
MS 125° P MC
M6 125° P MC
M7 155° P MC
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3.4.2. Método de Imbibicién-Desplazamiento

Este método consiste en etapas sucesivas de desplazamientos espontdneos y forzados, en las
cuales se cuantifican los volimenes de fluidos desplazados, en los procesos de imbibicién y

drenaje.

En la Tabla 3.5 se resumen los volimenes desplazados en las etapas de imbibicién y drenaje,
espontaneo y forzado. Con éstos, posteriormente, se calcularon los indices de mojabilidad para
cada una de las muestras. Es importante resaltar que estos voltimenes corresponden a las muestras
restauradas antes de haber sido tratadas con el TOFA, por lo que reflejan la condicién original de
mojado en el yacimiento. De la tabla 3.5 se puede inferir que las muestras que desplazaron mayor
volumen de fluido (agua y/o crudo) de manera espontanea, no poseen una afinidad marcada por el
fluido, ya que si la roca mostrase esta tendencia, era de esperar el hecho de que retirar dicho
fluido del espacio poroso requiriese de mayor energia y por ende, seria dificil que se llevara a
cabo de manera espontdnea, en cuyo caso, los mayores volimenes desplazados se lograrian
mediante los procesos forzados. Esto se comprueba luego, al evaluar la mojabilidad de las

muestras.

Tabla 3.5. Fluido desplazados para procesos de imbibicién y drenaje (espontianeo y forzado).

Muestra | V,,, #0,1 | V,, 20,1 Via Voa
(L) (mL) (mL) (mL)
M1 1,3 3,2 12 1,2
M2 1,3 1,7 6 1,0
M3 1,4 3,5 9 1,2
M4 1,2 1,1 5 1,4
M5 2,7 0,6 5 1.4
M6 2,6 0,4 3 1,6
M7 5.8 0,2 1,1 2,2
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3.4.2.1. Representacién Triangular de los Indices de Amott-Harvey

Para obtener la mojabilidad de cada una de las muestras de roca, se calcularon los indices de
Amott-Harvey y posteriormente, se representaron en un diagrama triangular. La tabla 3.6 muestra

los resultados obtenidos, los cuales se presentan en la Figura 5.2 [41].

Tabla 3.6. Indices de mojabilidad.

Muestra Iy I, I;
M1 0,7 0,1 0,2
M2 0,8 0,1 0,1
M3 0,7 0,1 0,1
M4 0,4 0,2 0,4
M35 0,3 0,3 04
M6 0,2 0,5 0,3
M7 0,1 0,8 0,1

Muestra M1
©  Muestra M2
A Muestra M3

0.2 - Muestra M4

&& % © Muestra M5
(s

& «© Muestra M6

F Muestra M7

Foer@: al
agua N

1’0 7 7 4 7 7 7 7

0,0 0.1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1,0
Indice de Mojabilidad al Crudo, I,

Figura 3.1. Representacion triangular de los indices de mojabilidad.
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Tabla 3.7. Condicién de mojado original de las muestras.

Muestra Condicion de Mojado
Mi Fuerte al Agua
M2 Fuerte al Agua
M3 Fuerte al Agua
M4 Débil al Agua
M5 Débil al Petroleo
M6 Débil al Petréleo
M7 Fuerte al Petrdleo

Se observa que las muestras M1, M2 y M3, presentan una condicién de mojado fuerte al agua, lo
que implica que los granos estdn rodeados por una pelicula gruesa de agua, disminuyendo asi el
espacio libre para lograr el desplazamiento del crudo que se encuentra en los espacios porosos.
Para la muestra M4, se obtuvo una condicién de mojado débil al agua, por lo que el

desplazamiento de los fluidos a través del medio poroso ocurre mas facilmente.

Las muestras M5 y M6, presentan una condicion de mojado original débil al crudo, lo que
significa que los granos no presentan una marcada afinidad por este fluido, pero si
significativamente mayor si se compara con la afinidad por el agua, en cuyo caso, la movilizacién
de los fluidos ocurre mds facilmente que en el caso de la muestra M7, donde la afinidad de la
superficie mineral es fuerte al crudo, por lo que desplazar este fluido requeria de mayor energia.
En aquellos yacimientos donde la roca presenta este tipo de mojabilidad se tiene que a través de
los métodos de recuperaciéon convencionales no se logra recuperar satisfactoriamente crudo, es
decir, que la cantidad de crudo que queda remanente en el yacimiento sin poder ser recuperado es
alta. Estos resultados muestran concordancia al arrojado con la medicion de dngulos de contacto,
aunque con mayor precision ya que nos da la condicidn exacta de la roca, es decir, débil o fuerte

hacia cualquiera de los fluidos (agua o crudo).
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3.4.3. Pruebas de Desplazamiento

A continuacion se muestran los resultados de las pruebas de desplazamiento a las cuales fueron
sometidas las muestras con la finalidad de cuantificar el recobro de crudo a las condiciones de
yacimiento (P y T) y a una tasa de flujo constante de 0,1 cc/min. En este caso, los fluidos
empleados fueron agua de formacién y crudo mediano. Con esta prueba se reproducen los
procesos de recuperacion, a escala de laboratorio. La Tabla 3.8 resume los resultados de los
volimenes de fluido desplazados y la Tabla 3.9 muestra los resultados de la saturacién

irreducible de agua y residual de crudo para las muestras.

Tabla 3.8. Volimenes de fluido desplazados en pruebas de desplazamiento @ 80°C y 4000 psi.

Muestra V, £0,001 V,#0,1 V,£0,1
(mL) (mL) (mL)
Mi 14,423 9,7 3.8
M2 13,005 8,4 3,1
M3 12,215 7,9 3,1
M4 7,438 5.3 2,7
M5 6,492 4,2 2,3
M6 7,212 49 2,2
M7 12,558 7.5 2,9

Los valores de volumen poroso (V,) fueron tomados de los datos que arroja el equipo
automatizado CMS-300, el cual se emple6 para las medidas de porosidad y permeabilidad. Se
observa que el error asociado a estos valores es muy bajo en comparacién con los errores de los
volimenes de agua y crudo (cuantificados en cilindros graduados pequefios de 0,1 mL de
apreciacion), puesto que de éste valor dependen en gran medida muchas de las estimaciones
realizadas en los procesos de recuperacion mejorada, por lo que resulta importante poseer un

valor muy preciso.
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En la Tabla 3.8 en concordancia con lo establecido teéricamente se observa que en aquellos casos
en los cuales la roca es mojada al agua (M1, M2, M3 y M4) los volimenes de agua desplazados
mediante inyeccion de crudo fueron mayores. Para las muestras M5, M6 y M7, que presentan
afinidad de la roca al crudo, se observa lo contrario, los volimenes de crudo desplazados por

inyeccién de agua resultaron menores.

Tabla 3.9. Saturacién irreducible de agua y residual de crudo.

Muestra Swi Sor
(%) (%)

Mi1 32,7 40,9
M2 35,4 40,8
M3 35,3 39.3
M4 28,7 35,0
M5 35,3 29,3
M6 32,1 374
M7 40,3 36,6

En la Tabla 3.9, se aprecian las saturaciones irreducibles de agua y residual de crudo. Para las
muestra s mojadas fuerte al agua se observa que la saturacion de crudo remanente en promedio de
40%, como consecuencia de las gruesas peliculas de agua que rodean los granos, y que impiden
que el crudo ubicado en los espacios entre poros, pudiese ser movilizado. Caso similar se presenta
en la muestra M7 (mojada fuerte al crudo) con una saturacion alta de agua (40,3%), en este caso,
gran parte del agua localizada en los espacios intersticiales, resulté imposible de desplazar por la
cantidad de crudo que se encontraba rodeando los granos de la roca. En los casos restantes, los

valores de Sy y Sor, oscilan entre 30 y 40%, lo que representa un rango tipico en situaciones de

condicién de mojado débil.
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Se puede apreciar que para las muestras que presentan una mojabilidad débil al agua o crudo (M4,
M5 y M6), tienen asociado un porcentaje de crudo intermedio comparado con los extremos,

debido a la distribucion de los fluidos dentro del espacio poroso y capacidad de movilizacion de

los fluidos.

3.5. USO DEL TOFA PARA ALTERACION DE LA MOJABILIDAD.

Se procedié a la aplicacién del TOFA con el fin de evaluar su comportamiento sobre las
superficies como posible modificador de la mojabilidad.

La tecnologia del sistema, tiene como base una emulsién de O/W, la cual estd constituida en su
fase dispersa por aceite, que puede ser vegetal o mineral, fase continia agua y la mezcla
surfactante TOFA y sus sales. Térmicamente el sistema es estable hasta 300°F (149°C) y cumple
con las propiedades requeridas para un fluido de perforacién, terminacién y rehabilitacion de
pozos. El TOFA es un aditivo surfactante obtenido del proceso de destilacion fraccionada del
Crude Tall Oil (CTO), que a su vez es un producto secundario derivado del proceso de pulpacion
de la corteza de Pino Caribe [44]. Este aditivo es una mezcla de dcidos carboxilicos,

principalmente dcidos grasos del tipo oleico y linoleico (Figura 3.2).
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Figura 3.2. Espectro de IR del Surfactante Natural.
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La Figura 3.2 muestra el espectro de absorcion del surfactante TOFA. Se observa una sefial de alta
intensidad entre los 3300-2500 cm’', que podria corresponder a un alargamiento O-H del grupo
carboxilico. Luego, se muestran un conjunto de sefales entre 2919-2848 em’ de marcada intensidad
correspondiente a vibraciones de alargamiento C-H alifdtico, banda de intensidad media (3001 cm™)
derivadas de alargamiento C-H olefinico, una banda de alta intensidad a 1706 em”’ debido al alargamiento
C=0 del grupo carboxilico, ademés de dos sefiales de baja intensidad (1406 y 1281 cm™) de alargamiento
C-Oy flexion C-H fuera del plano.

De dicho espectro se deduce que se trata de un 4cido graso insaturado, que comparado con patrones de
dcidos grasos, presenta un espectro de IR muy similar al del dcido oléico cuya formula quimica es:
CisH140,.

Cuando esta mezcla de dcidos grasos entra en contacto con una fase acuosa alcalina, se producen
sales (jabones) con una alta actividad interfacial, lo cual favorece su comportamiento como
agente tensoactivo y/o surfactante. Entre las propiedades de dicho aditivo se pueden destacar su
sensibilidad a las variables de formulacion, lo cual le permite tener una alta versatilidad para
producir emulsiones de cualquier tipo (O/W, W/O y microemulsiones), tensiones interfaciales
bajas y/o ultrabajas, y una pelicula interfacial altamente compacta que promueve la produccién

de sistemas emulsionados muy estables.

3.5.1. Medicién Angulos de Contacto

En la Tabla 3.10 se resumen los dngulos de contacto medidos para las superficies tratadas con
TOFA, en medio acuoso (agua de formacién) y organico (crudo mediano). Estos dngulos fueron
medidos con la ayuda de un goniémetro. Para comportamiento de adhesion tanto permanente (P)
como no permanente (N), y cambio de mojabilidad en sus tres condiciones, mojado al agua

(MA), mojado intermedio (MI) y mojado al crudo (MC).



Tabla 3.10. Medicién Angulos de Contacto después de Aplicacion TOFA

Muestra Angulo de Comportamiento de | Estado de Gota de Crudo
Contacto Adhesion Mojabilidad Sobre Superficie
M1 65° N MA
M2 90° N MI
M3 90° N MI
M4 90° N MI
M5 90° P MI
Mé 63° P MA
M7 118° P MC
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Se puede observar que para todos los casos existe un cambio de mojabilidad inducido por el
TOFA que va desde el mojado débil al agua, intermedio y débil al crudo, cambiando asi los
extremos de mojabilidad original que poseian las muestras (Mojado fuerte al agua y Mojado

fuerte al crudo).

El surfactante por poseer un grupo hidrofilico y otro hidrofébico, se puede fijar sobre la
superficie por adsorcién a un significativo grado [45], incluso en concentraciones muy bajas. Tal
adsorcién de este sobre la superficie puede conducir a cambios en una variedad de fendmenos
como la mojabilidad, y de aqui inferir algunos mecanismos de adsorcidn, por ejemplo
atraccién/repulsion, adsorcién quimica, interacciones de cadena-cadena, etc. Estos cambios de
mojabilidad pueden ser explicados por las diferentes interacciones que ocurren en la interfase
solido/liquido, entre los cuales se incluyen interacciones electrostaticas, formacién de enlaces
covalentes, enlaces tipo hidrogeno, interacciones tipo Van der Waals, interacciones hidrofébicas

surfactante-surfactante.

3.5.2. Evaluacion de la Mojabilidad con TOFA. Método de Imbibicién-Desplazamiento

Las muestras tratadas se volvieron a saturar con agua de formacion usando el sistema de bomba
de vacio y fueron desplazadas en la centrifuga con crudo hasta la saturacién irreducible de agua, e
inyectando 0,50 volimenes porosos del Fluido TOFA para finalmente someterlas a una re-
evaluacion de la mojabilidad por el método de Amott-Harvey.

En la Tabla 5.13 se resumen los voliumenes de fluido desplazados en las etapas de imbibicién y
drenaje (espontdneo y forzado), con los cuales se calculan los indices de mojabilidad. Es
importante resaltar que estos volimenes corresponden a las muestras después de ser tratadas con
el TOFA. Las muestras tratadas con el Fluido TOFA, muestran mayores volimenes desplazados
espontdneamente para aquellos casos en los cuales las muestras de roca poseia originalmente una
condicién de mojado fuerte a uno de los fluidos (agua o crudo), esto implica que los fluidos son
mds ficiles de desplazar a través del espacio poroso, como consecuencia del cambio de la

afinidad marcada por un fluido pasando a una situacién de mojado débil hacia dicho fluido.
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Tabla 3.11. Voldimenes de fluido desplazados en procesos de imbibicién y drenaje.

Muestra | V,,, £0,1 | V,, £0,1 Vi Voa
(mlL) (mL) (mL) (mL)
Ml 2.4 0,9 3,7 1,1
M2 1,8 0,1 3,6 1,4
M3 1,5 0,1 35 0,4
M4 0,7 0,1 2,9 0,3
M5 1,1 0,2 3 0,5
M6 0,5 0,2 2,7 0,2
M7 3,5 0,4 3.2 1,3

3.5.2.1. Representacién Triangular de los Indices de Amott-Harvey

Para obtener la nueva condicion de mojado se calculan los indices de Amott-Harvey y

posteriormente se representan en un diagrama triangular, como se muestra en la Tabla 3.12 y
Figura 3.3.

Tabla 3.12. Indices de mojabilidad.

Muestra T, I, I
MI1 0,5 0,4 0,2
M2 0,1 0,3 0,6
M3 0,2 0,3 0,5
M4 0,3 0,2 0,6
M5 0,3 0,3 0,4
M6 0,5 0,2 0,3
M7 0,2 0,5 0,2
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Figura 3.3. Representacion triangular de los indices de mojabilidad.

Tabla 3.13. Condicién de mojado de las muestras antes y después de ser tratadas con TOFA.

Muestra | Condicién Original de Nueva Condicion de
Mojado Mojado

M1 Fuerte al Agua Débil al Agua
M2 Fuerte al Agua Intermedia

M3 Fuerte al Agua Intermedia

M4 Débil al Agua Intermedia

M5 Débil al Petrdleo Intermedia

M6 Débil al Petréleo Débil al Agua
M7 Fuerte al Petréleo Débil al Petréleo
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Para las muestras que originalmente mostraron una afinidad fuerte por agua (M1 a la M3),
cambiaron su afinidad a débil al agua e intermedio, y, aquella de mojabilidad fuerte al crudo
(M7), al ser tratadas, su mojabilidad cambi6 a débil al crudo. En el caso de las muestras M4 (con
mojabilidad original débil al agua) y M5 (débil al crudo), se alteré la condicién hasta lograr un
mojado intermedio, es decir, una condicién tal que la superficie mineral no mostr6é afinidad
marcada por uno u otro fluido en particular. Es de esperar entonces, que una superficie mineral al
no mostrar preferencia alguna a ser mojado por un fluido en particular, permita desplazar los

fluidos contenidos en este espacio poroso mas facilmente.

Con estos resultados se aprecia como al tratar las muestras con el TOFA, éstas cambiaron su
afinidad por un fluido, haciéndose menos marcado dicho comportamiento, como consecuencia
del fenémeno de adsorcién que tuvo lugar en la superficie mineral. Por ser éste un surfactante
con un grupo hidrofilico polietoxilado, se adsorbe en superficies negativamente cargada, a través
de un mecanismo del tipo enlace de hidrégeno, mediante el cual los oxigenos de los grupos
etoxilados, que se cargan positivamente, atrapando protones del agua, son atraidos por los sitios
negativos de la superficie s6lida hidrofilica [46].

Particularmente importante a este respecto es la naturaleza quimica del sélido, la absorcién sobre
sustratos polares, inicialmente es promovido por interacciones de origen electrostaticas, donde el
grupo polar del surfactante es atraido por los sitios cargados de la superficie sélida (apareamiento
y/o intercambio i6nico). Luego, a medida que la superficie se recubre del surfactante, intervienen
las fuerzas de tipo hidrofébico entre los grupos lipofilicos de las moléculas del surfactante. Este
mecanismo impulsa una adsorcién con la formacién de micelas o agregados en la superficie y
bicapas moleculares que se arreglan para minimizar el contacto con el agua con las cadenas

alifaticas del surfactante.

3.6. PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO PARA MUESTRAS TRATADAS

En la Tabla 3.14 se muestran los resultados de las pruebas de desplazamiento a las cuales fueron

sometidas las muestras con la finalidad de observar el recobro adicional de crudo a las
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condiciones de yacimiento (P y T) y a una tasa de flujo constante de 0,1 cc/min. En este caso, los

fluidos empleados fueron agua de formacion y crudo mediano.

Una vez inyectada el Tofa se recuperaron adicionalmente los volumenes de crudo antes expuestos
(Tabla 3.14).

Tabla 3.14. Volimenes de crudo desplazado mediante inyeccién Tofa en pruebas de

desplazamiento @ 80°C y 4000 psi.

Muestra V, 20,001 V,£0,1
(mL) (mlL)

Mi 14,423 3,1
M2 13,005 25
M3 12,215 1.4
M4 7,438 1

M5 6,492 0,8
M6 7,212 0,6
M7 12,558 1

Tabla 3.15. Saturacion residual de crudo antes y después de inyectada el Tofa.

Muestra Sor Sor2
(%) (%)
M1 40,9 22
M2 40.8 19
M3 39,3 12
M4 350 14
M5 293 12
Me 37,4 8
M7 36,6 8
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Los resultados experimentales muestran que como el TOFA permite aumentar la recuperacion de
crudo. En la Tabla 3.14, se observa la cantidad de crudo recuperado adicional para cada una de
las muestras es alta al compararla con el recobro bajo condiciones similares, sin la formulacion.
En todos los casos se recuperd satisfactoriamente. En la Tabla 3.15 se observa como disminuyé la
cantidad de crudo remanente en las muestras una vez inyectado el TOFA. Se resume entonces,
que en los casos de mojado original fuerte y débil, el TOFA logra resultados altamente

satisfactorios en cuanto a la recuperacion de crudo.

3.7. USO DEL TOFA EN POZOS VENEZOLANOS

PDVSA tiene actualmente el reto de acceder a reservas con volimenes importantes de
hidrocarburos remanentes que se encuentran en yacimientos de baja presion, donde la utilizacion
de fluidos convencionales se hace técnicamente dificil y poco rentable, ya que su columna
hidrostatica ejerce una presion superior a la presion de la formacién, causando pérdida parcial o
total de fluidos hacia la misma, con las siguientes consecuencias: Aumento de los costos en las
operaciones de perforacién, completacion y rehabilitacion, dano a la formacién, produccién
diferida y pérdida del pozo [44] .

Una vez estudiado el comportamiento del TOFA a nivel de laboratorio como alterante de
mojabilidad se realizaron pruebas pilotos pozos venezolanos con el uso de la formulacién para

obtener un ganancial en la produccién.

3.7.1. Modo de Preparacion a Nivel de Campo

1. En un tanque (1) se mezcld el agua con la MEA (monoetanol-amina), que corresponde al
30% de la mezcla y en otro tanque (2), se mezclé el Aceite Mineral con el TOFA (70% de
la mezcla).

2. En un tercer tanque, se mezclaron los dos fluidos anteriores y se agitd por espacio de una
(1) hora.

3. Realiz6 pruebas de laboratorio a la mezcla para certificar el fluido, a saber: valores de

reologia, pH y retorta (relacién aceite/agua).

80



4. Continué preparando fluido, se llevé al pozo A.

| L M.411
- T Mezclador

=

Figura 3.4. Mezcla TOFA

3.7.2. Compatibilidad de Fluidos

El objetivo de estas pruebas consiste en evaluar, fuera del medio poroso, las diversas
interacciones entre los principales fluidos del yacimiento. En este sentido, se evalué la
interaccién TOFA - crudo y la interaccion TOFA - crudo - agua de formacion con la finalidad de
tener una perspectiva general de los posibles mecanismos de dafio a la formacién que ocurren en

el medio poroso.

El procedimiento consisti6 en tomar la misma cantidad de cada fluido y mezclarlos manualmente
durante 60 segundos en un envase graduado. Posteriormente, la mezcla obtenida fue almacenada
en una estufa a la temperatura de prueba durante 24 horas. Este ensayo permitié conocer la
interaccion fisicoquimica entre los distintos componentes de la formulacién, mediante la
evaluacion cualitativa de los siguientes elementos: (1) formacién de emulsiones, (2) separacion
de fases, (3) generacion de precipitados e incrustaciones; esto tltimo puede afectar negativamente

la productividad del pozo y es evidencia de la incompatibilidad quimica entre los aditivos [47].
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Figura 3.5. Pruebas de Compatibilidad

Se puede observar que para las pruebas de interaccién TOFA - Crudo hubo compatibilidad entre

ambos fluidos, el sistema emulsionado de aceite en agua (O/W) se observa estable en el tiempo.

Adicional a esto se pudo corroborar de manera cualitativa que no se forman precipitados entre las

diferentes interacciones estudiadas.

3.7.3. Procedimiento Operacional

N oowos

Instalar unidad de Coiled Tubing, perpendicular a las vdlvulas maestras del pozo y en
direccion del viento.

Instalar unidades de apoyo (cisterna, bomba de alta y baja presién, bomba de nitrégeno,
tanques) paralelas al equipo de Coiled Tubing.

Instalar registrador de dos presiones, uno para medir la presion del tubing y otro para medir la
presion del casing y monitorear presiones durante toda la ejecucién del trabajo.

Trasporté y almacené Emulsion TOFA en los tanques.

Procedi6 a controlar y llenar pozo desde superficie.

Se bajé tuberia 1 x 1 con Taper Mill hasta cuello flotador y llené pozo.

Se circul6 frente a la arena productora por espacio de tres (3) horas. Se espera por la posterior

evaluacion de produccion.
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3.7.4. Pruebas de Produccion

Para la produccién real de los pozos se conté con una de las Herramientas de la base de datos de
la empresa como lo es CENTINELA 2000, es una base de datos creada para obtener informacion
actual del comportamiento del pozo, bien sea eventos, pruebas de produccién, taladros, fluidos
entre otras.

Esta conformada por diversas aplicaciones, las cuales facilitan el control y el seguimiento diarios

de pardmetros del comportamiento de produccion y estado de los pozos.

En la Tabla 3.16 se resume las pruebas de produccién de los pozos que utilizaron el fluido TOFA.
Donde:

LPC= Libra por Pie Cibico. MMPCGD= Millones de Pies Ciibicos de Gas Diario. BBPD=
Barriles de Petréleo Diario. BNPD= Barriles Normales Petréleo Diario. % AyS= Porcentaje de
Agua y Sedimentos. BAPD= Barriles de Agua Por Dia. Pcab= Presion de Cabezal. Plin= Presion

de Linea de Produccién. Red.= Reductor.

Tabla 3.16. Resultados en Campo. Pruebas de Produccion.

Pozo | Nivel Gas BBPD | BNPD | %AyS | BAPD | Pcab | Plin | Red.
(LPC) |  MMPCGD)

A 60 1.3 6.3 5 20 1.3 125 123 S/R
B1 250 1.24 24 16 33 8 550 280 3/8
B2 250 3.68 33 18 44 15 800 290 1/2

C 60 0.73 33 31 5 2 130 100 3/8
D 60 1.01 53 41 20 12 350 100 3/8

Tal como era de esperarse segln las pruebas de laboratorio, en las pruebas pilotos se obtuvo un

ganancial para todos los pozos probados, ya sean en gas o crudo. El uso de fluidos de perforacion
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inadecuado puede generar dafo a la formacién, impactando negativamente el indice de
productividad del pozo [47]. Los mecanismos de dafio a la formacién podrian ser generados
mediante la migracion del fluido de perforacion hacia la formacion, ya que las particulas finas en
los fluidos pueden taponar la garganta de los poros, o el filtrado puede reaccionar quimicamente
en las arcillas presentes en la formacién, cualquiera de estos procesos puede reducir la
permeabilidad de manera dramdtica ocasionando problemas como invasién de fluidos, revoque
en la entrada de la garganta poral, formacién de precipitados, emulsiones y cambios de
mojabilidad, por lo que el uso del TOFA podria cambiar la mojabilidad del pozo ayudando a un
mejor desplazamiento de los fluidos [45]. Ademads la aplicacion del sistema emulsionado tendra
mejor resultado a partir del tipo de fluido presente en el yacimiento, la invasion del surfactante
TOFA en el medio poroso causa una disminucion de la tensién interfacial del crudo presente en
el yacimiento, lo que favorece a la deformacién y la ruptura de la interfase, formacion de
sistemas dispersos como las emulsiones y las espumas, mejorando el desplazamiento del crudo en
el medio poroso. Por ultimo a través del uso de este fluido se bajan los costos de produccion en
comparacién con otros surfactantes por ser este un surfactante natural destilado del aceite de

pino.

85



Capitulo 4
CONCLUSIONES

Se comprobd la factibilidad de uso del surfactante TOFA como alterante de la
mojabilidad para superficies minerales que posean diferentes condiciones de mojado,
mojado al agua, intermedio o al crudo y asi mejorar la recuperacion de petroleo, y por ser
un surfactante natural extraido del aceite del pino disminuye los costos a nivel

operacional.

Mediante la medicion de dngulos de contacto se puede observar que para todos los casos
existe un cambio de mojabilidad inducido por el TOFA que va desde el mojado débil al
agua, intermedio y débil al crudo, cambiando asi los extremos de mojabilidad original que

poseian las muestras (Mojado fuerte al agua y Mojado fuerte al crudo).

A través del método de Inbibicion - desplazamiento se observa que las muestras tratadas
con el Fluido TOFA, muestran mayores volimenes desplazados espontineamente para
aquellos casos en los cuales las muestras de roca poseia originalmente una condicion de
mojado fuerte a uno de los fluidos (agua o crudo), esto implica que los fluidos son mas
faciles de desplazar a través del espacio poroso, como consecuencia del cambio de la
afinidad marcada por un fluido pasando a una situacién de mojado débil hacia dicho

fluido.

Por medio de la Representacién Triangular de los Indices de Amott-Harvey se aprecia
como al tratar las muestras con el TOFA, éstas cambiaron su afinidad por un fluido,
haciéndose menos marcado dicho comportamiento, como consecuencia del fendmeno de

adsorcion que tuvo lugar en la superficie mineral.

Segun las pruebas de produccion en las pruebas pilotos se obtuvo un ganancial para todos

los pozos probados, ya sean en gas o crudo.

86



6. Por ultimo ademds del cambio de mojabilidad de la roca, la invasién del surfactante
TOFA en el medio poroso causa una disminucién de la tension interfacial del crudo
presente en el yacimiento, lo que favorece a la deformacion y la ruptura de la interfase,
formacién de sistemas dispersos como las emulsiones y las espumas, mejorando el

desplazamiento del crudo en el medio poroso.
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Capitulo 5

5. APENDICES

APENDICE A. Ejemplos de Calculo de Parametros.

En este apéndice se presentan Jos modelos de cdlculo de algunas propiedades evaluadas en esta
investigacion como la saturacién de fluidos y sus respectivos errores. Los cdlculos tipo fueron

efectuados para datos experimentales de la muestra M1.

A.1. Ejemplos de Calculo

A.1.1. Saturacion de Agua
La saturacién de agua experimental se calculé utilizando la ecuacién:

Vv

S, ==L
! Vp

(5.1)

V), es el volumen poroso y V; es el volumen del fluido que ocupa el espacio poroso y se puede

definir como:

V, =V, -V,

4 wdl

(5.2)

Vwa €s €l volumen de agua desplazado, observado en la escala calibrada de la celda en la

centrifuga.

El célculo tipo se realiza para el primer punto en la experiencia de drenaje primario para la

muestra M 1.

V, =14,423-9,7=4,723 cm’

4723
" 14,423

e
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A.1.2. Indices de Mojabilidad
Los resultados de la prueba se expresan mediante tres indices, un indice de mojabilidad al agua

definido por:

‘/osp
5, =t (5.3)

osp od

un indice de mojabilidad al aceite (crudo) definido por:

VWV)
= g (5.4)
Vw‘\‘p + vwd
y un indice de mojabilidad neutra o, definido mediante
0,+9,+0, =1 (5.5)

El calculo tipo se realiza para el primer punto en la experiencia de indices de mojabilidad para la

muestra M1.

32
0, =——= 0,72
32 +1.2
1,3
, =————= 0,1
1,3 +12

6, =1-0,7-0,1=0,2

n
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APENDICE B. Datos Experimentales de Pruebas de Desplazamiento

En este apéndice se incluyen los datos experimentales obtenidos con el método de

desplazamiento.

Tabla 5.1. Datos Experimentales Obtenidos Mediante Pruebas de Desplazamiento Antes de la Aplicacion

del TOFA.
V,x0,001 | V, 01| V,+£0,1 Vp-Vy Vp-Vo
Muestra (mL) (mL) (mL) (mL) JoSw (mL) %S0
Ml 14,423 9.7 3.8 4,723 32,7 10,623 40,9
M2 13,005 8,4 3,1 4,605 354 9,905 40,8
M3 12,215 7,9 3,1 4,315 35,3 9,115 39,3
M4 7,438 5.3 2,7 2,138 28,7 4,738 35,0
M5 6,492 42 2,3 2,292 35,3 4,192 29,3
M6 7,212 4,9 2,2 2,312 32,1 5,012 374
M7 12,558 7,5 29 5,058 40,3 9,658 36,6

Tabla 5.2. Datos Experimentales Obtenidos Mediante Pruebas de Desplazamiento Después de la

Aplicacion del TOFA.
V, 20,001 | V,+0,1 V-V,
Muestra 90So
(mL) (mL) (mL)
Mi 14,423 3,1 11,323 21,5
M2 13,005 2,5 10,505 19,2
M3 12,215 1,4 10,815 11,5
M4 7,438 1 6,438 13,4
M5 6,492 0,8 5,692 12,3
M6 7,212 0,6 6,612 8.3
M7 12,558 1 11,558 8,0
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APENDICE C. Datos Experimentales de Pruebas de Pruebas de Inhibicién y Desplazamiento

En este apéndice se incluyen los datos experimentales obtenidos con el método de los Indices de

Amott-Harvey.

Tabla 5.3. Datos Experimentales Obtenidos Mediante Pruebas de Inhibicion y Desplazamiento Antes de

la Aplicacién del TOFA.

Vup 0,1 | V,, 0,1 Vyd Voa
Muestra (L) (mL) (mL) (mL) I, I, I,
M1 1,3 32 12 1,2 0,7 0,1 0,2
M2 1,3 3,5 8 1 0,8 0,1 0,1
M3 1.4 3,5 9 1,2 0,7 0,1 0,1
M4 1,2 1,1 5 1,4 0,4 0,2 0,4
M35 2.7 0,6 7 1,4 0,3 0,3 0,4
M6 2,6 04 3 1,6 0,2 0,5 0,3
M7 5,8 0,2 1,1 2,2 0,1 0,8 0,1

Tabla 5.3. Datos Experimentales Obtenidos Mediante Pruebas de Inhibicion y Desplazamiento Antes de

la Aplicacién del TOFA.

Vip 20,1 | V20,1 Via Vo
Muestra L) (mL) {(mL) (mL) Iy I, I,
M1 2.4 0,9 37 1,1 0,5 0,4 0,2
M2 1,8 0,1 3,6 1,4 0,1 0,3 0,6
M3 1,5 0,1 35 0,4 0,2 0,3 0,5
M4 0,7 0,1 2,9 0,3 0,3 0,2 0,6
M5 1,1 0,2 3 0,5 0,3 0,3 0,4
M6 0,5 0,2 2,7 0,2 0,5 0,2 0,3
M7 3,5 0.4 3,2 1,3 0,2 0,5 0,2
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