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RESUMEN

TITULO: EVALUACION EXPERIMENTAL DE LA INYECCION DE SURFACTANTES
EN LA FORMACION MUGROSA, MEDIANTE EL ESTUDIO DE LA ADSORCION Y SU
IMPACTO EN LA EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO DE CRUDO.”

AUTOR: Christian David Mendoza Ramirez ™"

PALABRAS CLAVE: Surfactantes, Formacion Mugrosa, Minerales de Arcilla, Adsorcién
Estatica y Dindmica, Eficiencia de Desplazamiento de Crudo.

En Colombia, la Formacion Mugrosa es el tercer yacimiento mas grande del pais en términos
de OOIP con un valor de 10.2% con respecto a las reservas probadas y donde no se implementa
recobro quimico a base de surfactantes, debido a la utilizacion de métodos convencionales
como inyeccion de agua. Los surfactantes, basados en su propiedad de reducir la tension
interfacial entre el petréleo crudo y el agua, son una aplicacion potencial de la recuperacion
quimica mejorada de petréleo (CEOR); sin embargo, la alta tasa de retencion de surfactantes
asociada a la adsorcion y a la complejidad mineraldgica genera una limitacion en la eficiencia

de desplazamiento del crudo.

Este trabajo de investigacion presenta una evaluacion experimental de surfactantes para
muestras de la Formacion Mugrosa, teniendo en cuenta la composicion mineraldgica y
petrofisica de la roca, el estudio de la adsorcion estatica-dinamica y su eficiencia de
desplazamiento de crudo; las muestras de rocas evaluadas estan compuestas por un 27% de
minerales arcillosos, donde predominan la caolinita y la clorita por su capacidad de intercambio
cationico (CIC) responsables de la adsorcion, que afecta la inyeccién de los surfactantes,
producto de los minerales abundantes con alta capacidad de intercambio cationico como
Caolinita (Al2Si2Os(OH)s) y Clorita (MgzsFe1ssAlisSizz2  AligO10(OH)s), que aportan

ambientes de cargas negativas asociadas a la naturaleza elemental., entre otros tipos de rocas
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sedimentarias identificadas durante los anlisis experimentales de petrofisica, difraccion de
rayos X (XRD) y espectrometria electronica de barrido (SEM).

La cantidad de tensioactivos adsorbida en minerales de roca arcillosa se miden mediante
espectroscopia ultravioleta-visible (UV-vis) con una adsorcién estatica promedio de 0.7 g/g de
roca, donde existe una maxima capacidad de adsorcion del sustrato rocoso debido al contacto
directo de los surfactantes a lo largo de toda el area superficial durante un tiempo prolongado
de 24 horas en comparacion con la adsorcion dindmica dada en un valor de 0.26 g/g roca. Sin
embargo, en las pruebas de desplazamiento a condiciones de yacimiento a 140°F y con
salmuera de 9330 ppm, la inyeccién del producto de surfactantes identificado como EOR50 en
el medio poroso, alcanza una eficiencia de desplazamiento de petroleo del 6% adicional de
crudo residual que permanece sin desplazar después de la inyeccion de agua en las muestras de
roca Berea y Formacion Mugrosa, demostrando una potencial aplicacion de recuperacion
mejorada en mineralogias complejas como la Formacion Mugrosa y a su vez, generando una
disminucion significativa en el valor de la tension interfacial en el crudo de 49.61 mN/ma 0.1

mN/m medido a 140 °F y un mecanismo de desplazamiento para la produccién del crudo.
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ABSTRACT

TITLE: EXPERIMENTAL EVALUATION OF THE SURFACTANTS INJECTION IN THE
MUGROSA FORMATION, THROUGH THE STUDY OF THE ADSORPTION AND ITS
IMPACT ON THE CRUDE OIL DISPLACEMENTE EFFIENCY .}

AUTHOR: Christian David Mendoza Ramirez®

KEYWORDS: Surfactants, Mugrosa Formation, Clay Minerals, Static and Dynamic Adsorption,
Crude Oil Displacement Efficiency.

In Colombia, the Mugrosa Formation is the third largest deposit in the country in terms of OOIP
with a value of 10.2% with respect to the proved reserves and where chemical recovery based on
surfactants is not implemented, due to the use of conventional methods such as water flooding.
Surfactants, based on their property of reducing the interfacial tension between crude oil and water,
are a potential application of chemical enhanced oil recovery (CEOR); however, the high
surfactant retention rate associated with adsorption and mineralogical complexity generates a
limitation in the crude oil displacement efficiency.

This research work presents an experimental evaluation of surfactants for samples from the
Mugrosa Formation, taking into account the mineralogical and petrophysical composition of the
rock, the study of static-dynamic adsorption and its oil displacement efficiency; The rock samples
evaluated are composed of 27% clay minerals, where kaolinite and chlorite predominate due to
their cationic exchange capacity (CEC) responsible for adsorption, which affects the injection of
surfactants, a product of the abundant minerals with high cation exchange capacity such as
Kaolinite (Al>Si2Os(OH)4) and Chlorite (Mg2sFe1esAl1sSiz2 AligO10(OH)g), which provide

negative charge environments associated with elemental nature.,, among others types of
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sedimentary rocks identified during experimental analyzes of petrophysics, X-ray diffraction

(XRD) and scanning electron spectrometry (SEM).

The amount of surfactants adsorbed on clay rock minerals is measured by ultraviolet-visible (UV-
Vvis) spectroscopy with an average static adsorption of 0.7 g/g of rock, where there is a maximum
adsorption capacity of the rock substrate due to the direct contact of surfactants along the entire
surface area for an extended time of 24 hours compared to the dynamic adsorption given at a value
of 0.26 g/g rock. However, in displacement tests at reservoir conditions at 140°F and with 9330
ppm brine, injection of the surfactant product identified as EOR50 into the porous medium
achieves an oil displacement efficiency of an additional 6% of crude oil. residual that remains
undisplaced after water injection in the Berea and Mugrosa Formation rock samples,
demonstrating a potential application of improved recovery in complex mineralogies such as the
Mugrosa Formation and in turn, generating a significant decrease in the value of interfacial tension
in the crude oil from 49.61 mN/m to 0.1 mN/m measured at 77 °F and a displacement mechanism

for the production of the crude oil.
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Introduccion

En la actualidad, Colombia presenta una produccién de hidrocarburos de los campos petroleros
con vigencia aproximada de 7.5 afios de acuerdo con lo reportado por la Agencia Nacional de
Hidrocarburos (ANH, 2022). En dichos reportes, Colombia presenta un valor de volumen en las
reservas probadas de petréleo de aproximadamente 2074 MSTB, con pronosticos de agotamiento
de las reservas del pais hasta el afio 2029 y una disminucién en proyectos de recobro mejorado y
produccién incremental con respecto al afio 2021 con una caida de 18 millones de barriles
(alrededor del 29%). Por lo tanto, en el horizonte de los préximos 6 afos, el pais perderia la
capacidad de exportacion y su autosuficiencia energética, lo que conllevaria a la necesidad de
importacion de petroleo para abastecer la demanda interna de combustibles (CAMPETROL,
2023).

La pérdida de produccion y la disminucion de las reservas de petroleo en Colombia se
evidencian desde el afio 2015 (ANH, 2020) y son consecuencia principalmente del agotamiento
de los yacimientos y de la poca aplicabilidad en campo de tecnologias de recobro mejorado de
petréleo (EOR, por sus siglas en inglés). El recobro se encuentra por debajo de los niveles
internacionales y con poca cantidad de proyectos de desarrollo en comparacion con el nimero de
campos en produccion (Castro et al.; 2010). La industria del petréleo ha orientado sus esfuerzos e
inversiones en desarrollar tecnologias con resultados que permitan maximizar la recuperacion de
petréleo de los yacimientos, en Colombia el factor de recobro mejorado se encontraba alrededor
del 21 al 23% durante los afios 2021 y 2022 (MEM, 2023).

A nivel mundial, existen actualmente nuevas tecnologias y metodologias que permiten
incrementar el porcentaje de recobro mejorado con pruebas en campo exitosas. Una de estas

tecnologias es la inyeccion de soluciones quimicas con surfactantes, basada en su propiedad de
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reducir la tension interfacial entre el crudo y el agua, recuperando la vida productiva del yacimiento
y recobrando del 20 al 40% del petrdleo residual que permanece sin desplazar después de la
recuperacion primaria o de una inyeccion de agua (Paris de Ferrer, 2001).

La propiedad del tensoactivo hace que las moléculas tengan afinidad al agua y al aceite, asi, al
afiadir una concentracion especifica de surfactantes a una mezcla de agua y aceite, éste tiende a
ubicarse en la interfase de ambos fluidos, produciendo una disminucién en la tension interfacial
en varios 6rdenes de magnitud (Salager, 2002). Sin embargo, la interaccion roca-fluido es uno de
los aspectos que méas genera incertidumbre en su aplicabilidad, rango o nivel de incertidumbre
debido a factores como el tipo y la complejidad en la composicién mineraldgica de la roca
yacimiento (Isah et al; 2022). La alta tasa de retencion en el medio poroso es la principal limitacion
en la eficiencia de los procesos con surfactantes (Amirianshoja et al; 2013). Por lo general, la
eficiencia se ve perjudicada y puede dar lugar a gastos considerables debido a las elevadas
cantidades de surfactante que pueden potencialmente quedar retenidos en el subsuelo. Esto afecta
de manera significativa la viabilidad econémica de un proyecto (Sheng, 2010).

En Colombia, la Formacion Mugrosa de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM) es
el tercer yacimiento mas grande del pais en términos de volumen original de petréleo en sitio
(Original Oil In Place, OOIP, por sus siglas en inglés), con un porcentaje estimado de volumen del
10.2% con respecto a las reservas probadas (Delgadillo et al; 2020). En Mugrosa, una formacion
con porosidades entre el 8.3 al 30% y permeabilidades de 1 a 1000 mD. Actualmente, no se
implementa recobro quimico a base de surfactantes y se utilizan métodos convencionales como
inyeccion de agua (Delgadillo et al; 2020) con un factor de recobro entre el 18-20% (Ecopetrol,
2007). Sin embargo, estos en la mayoria de los casos no representan un aumento significativo en

la recuperacion mejorada de crudo, debido a que presentan un alto grado de agotamiento de la
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energia del yacimiento, generando una peérdida en la efectividad y productividad de los pozos
(Maya et al.; 2008). Estudios experimentales a condiciones de yacimiento, han evidenciado que
existen limitaciones para la aplicacion de estas tecnologias principalmente en lo referente a:
calidad del agua de inyeccidn, salinidad del agua de formacion, temperatura, eficiencia de barrido
de crudo, gastos energéticos, entre otras (Delgadillo et al; 2020).

En este trabajo de investigacion se presentara una evaluacion experimental del potencial de
aplicacion de una inyeccion de surfactantes en la Formacion Mugrosa, mediante el estudio de la

adsorcién y su impacto en la eficiencia de desplazamiento de crudo.
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1. Objetivos
1.1. Objetivo general
Evaluar experimentalmente el potencial de aplicacion de la inyeccion de Surfactantes en la
Formacion Mugrosa, mediante el estudio de la adsorcion y su impacto en la eficiencia de

desplazamiento de crudo.

1.2. Objetivos especificos

e Analizar la composicion mineralégica y propiedades petrofisicas de muestras de
afloramientos de la Formacion Mugrosa mediante pruebas de laboratorio y analisis
petrografico.

e Estudiar la adsorcion de las muestras de la Formacion Mugrosa en la interaccién roca-fluido
a través de pruebas experimentales.

e Evaluar la eficiencia de desplazamiento de crudo por la inyeccién de formulaciones de
surfactantes a través de la cuantificacion de los efluentes en muestras de la Formacion

Mugrosa.
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2. Generalidades de la Formacién Mugrosa

2.1. Localizacion y Estratigrafia en Cuenca

La Formacién Mugrosa es una unidad geoldgica perteneciente a la Cuenca del Valle Medio del

Magdalena (CVMM), originada en el periodo terciario y perteneciente a la época del Oligoceno

(Madero et al, 2010). EIl nombre de la Formacién Mugrosa fue dado por A. K. Gill y referenciado

por Morales y otros en 1958 (Clavijo y Royero, 2001). El nombre de la Formacién Mugrosa es

una unidad ubicada estratigraficamente en la parte inferior del grupo Chuspas, cuyo nombre fue

tomado de la quebrada Mugrosa. El contacto inferior es discordante con la Formacion Esmeraldas

y el contacto superior con la Formacion Colorado es concordante. El espesor varia entre 500 y 800

m (Casadiego et al., 2010).

Figura 1. Localizacion y columna estratigrafica de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena
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La cuenca se extiende por el curso del rio Magdalena y limita al norte por la falla Espiritu Santo,
al nororiente por el sistema de fallas Bucaramanga-Santa Marta y al suroriente por el sistema de
fallas de Bituima y La Salina (ver Figura 1.) (ANH, 2007).

Esta formacion a su vez se divide en dos (2) zonas siendo denominadas “Zona B” y “Zona C”
superior e inferior respectivamente y divididas entre si por lodolitas y lutitas (ver Figura 1) (Rojas
2011). La Zona B esta formada en su mayoria por arcillas varicoloreadas que son intercaladas con
delgadas capas de limolitas teniendo en su parte media areniscas originadas por canales fluviales
que infieren la presencia de sistemas de rios, hacia el fondo de esta zona destaca la presencia de
una gran capa de lutitas de aproximadamente 200ft de espesor. En cuanto a la Zona C se compone
en su mayoria por areniscas depositadas en canales fluviales de sistemas de rios donde se
encuentran intercalaciones de lodolitas, la Zona C es el principal reservorio de petroleo de esta
area. El contacto con la formacién esmeralda esta dado por una discordancia paralela la cual se
hace vital para la diferenciacion de las formaciones que tienen caracteristicas geoldgicas muy
similares (Rojas 2011).
2.2.Desarrollo Sedimentoldgico y Estratigrafia
Desde el punto de vista de la evolucién de la cuenca, empieza el desarrollo sedimentario en el
periodo de tiempo que va desde el Cretaceo tardio al Eoceno inferior con el levantamiento de la
Cordillera Central al oeste y posterior transferencia de deformacion a la cordillera oriental al este
(Gomez et al., 2005). Durante el Paleoceno las facies sedimentarias desarrolladas van desde unas
facies costeras a facies aluviales en la parte inferior de la cuenca y que fueron depositados en una
estructura tipo antepais asociados a la elevacion de la Cordillera Central (Casadiego et al., 2010).

Debido a la heterogeneidad y complejidad sedimentaria de esta unidad litologica, es dificil

realizar de manera generalizada una columna estratigrafica que represente todos los estudios
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realizados de su caracterizacion. Sin embargo, es posible referenciar su constitucion litolégica y
representar el desarrollo estratigrafico a larga escala de la Formacion Mugrosa (ver Figura 2), que
incluye principalmente los depositos fluviales y cambios de espacio de acomodacién y suministro
de sedimento (A/S), donde se evidencia que los espesores de los canales decrecen a medida que se

desplazan hacia el tope de la columna (Casadiego et al., 2010).

Figura 2. Desarrollo estratigrafico de la Formaciéon Mugrosa en funcion a la relacién espacio de

acomodacion (A) y aporte de sedimentos (S)
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Modificado de: (Casadiego et al., 2010).

Las correlaciones de las areniscas de facies de canal, su conexion y relacion con el espacio de
acomodacion versus suministro de sedimento (A/S) de la Formacién Mugrosa fueron dadas por
informacién de los Campos Llanito y Casabe, y con ello se pudo establecer la sucesion de facies
y relacion A/S de zonas de canales amalgamados y otras zonas de canales aislados que sugieren

una variacion importante en los niveles base. (Casadiego et al., 2010).
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A partir de datos de afloramientos y la interpretacion de registro de pozos denominados

electrofacies del campo Llanito se identifican los cuerpos sedimentarios que conforman la

Formacion Mugrosa, estos juegan un papel importante, ya que ciertas facies son de interés porque

permiten el almacenamiento de hidrocarburos (Madero et al, 2010). A continuacidn, se describen

las facies identificadas:

Abanicos de rotura: se trata de entornos que sefialan que el rio ha superado su limite natural y
ha experimentado un desbordamiento. Estas facies son de particular interés en la industria
petrolera debido a la presencia de facies arenosas, aungue su continuidad es limitada. Estos
depdsitos son de naturaleza progradacional y se caracterizan por la presencia de arenas
bioturbadas, arenas lodosas, arenas con restos de estratificacion cruzada y arenas con
bioturbacion en menor medida (Madero et al, 2010).

Arenas de canales: en un yacimiento de hidrocarburos de origen fluvial, estas facies adquieren
una importancia fundamental. Esto se debe a que representan cuerpos arenosos que poseen una
continuidad significativa, lo que les permite acumular un mayor volumen de hidrocarburos.
Las arenas de canal, en particular, son depdsitos de tipo agradacional que consisten en facies
de arenas con estratificacion cruzada. (Madero et al, 2010).

Llanuras de inundacion: estos ambientes se caracterizan por tener una energia reducida,
donde el rio ocupa la mayor parte del valle. Se trata de depdsitos agradacionales que consisten
principalmente en limolitas y arcillolitas de tonalidades gris verdoso. Estas facies se subdividen
en subfacies que incluyen arcillolitas, arcillolitas bioturbadas, limolitas y limolitas bioturbadas.

(Madero et al, 2010).



EVALUACION DE SURFACTANTES EN LA FORMACION MUGROSA 22

2.3.Propiedades Petrofisicas y del Petrdleo

La Formacion Mugrosa ubicada en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena es la tercera
formacion con mayor petréleo original en sitio (OOIP, por sus siglas en inglés), con un valor
correspondiente del 10.2%, encontrandose solo por debajo de la Formacion Guadalupe con 13.7%
y la Formacion Carbonera con 20.3%. De acuerdo con esto, Mugrosa representa aproximadamente
en su yacimiento una contribucion de aproximadamente 4.9 millones de barriles de OOIP
(Delgadillo et al.; (2020).

Teniendo en cuenta su alta contribucion en barriles de petréleo y de acuerdo con Delgadillo et
al.; (2020) se presentan las principales propiedades de las muestras de roca y crudo de la Formacion
Mugrosa propiedades usadas como parametros de seleccion para determinar la posible aplicacion
de nuevas tecnologias de recobro quimico. A continuacién, en la Tabla 1 se describen los
principales rangos de propiedades tales como temperatura, porosidad, permeabilidad, APl y

viscosidad del crudo.

Tabla 1. Propiedades principales Formacion Mugrosa

Viscosidad

Ranking Formacién Temperatura Porosidad Permeabilidad API Crudo Saturacion
oor1pP (°F) (%) (mD) (cP) Crudo (%)
#3 Mugrosa 65-174 8.3-30 1-1000 12.5-42 0.5-10000 36-70

Los rangos de las propiedades principales de la Formacion Mugrosa permiten definir
parametros posibles para estudios de recobro, resaltando principalmente que la formacion presenta
un el alto grado de variedad o distanciamiento entre sus parametros, lo cual es aceptable al
momento de determinar variables operacionales y rangos estimados de operacion representativos

de la formacion.
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2.4.Caracterizacion Composicional y Petrofisica de Mugrosa en Campos
e Campo Casabe

Beltran (2012) realiza un estudio sedimentoldgico para la Formacién Mugrosa con nicleos de
perforacion correspondientes a cinco (5) pozos perforados del campo Casabe, localizado en el
municipio de Yondd (Antioguia), en la parte central de la CVMM. Con el fin de hacer
comparaciones sedimentologicas con otra formacion de interés, el estudio realiza un analisis
petrogréafico de los nucleos, divididos en 24 secciones delgadas.

De acuerdo con Beltran (2012) los resultados obtenidos para la Formacién Mugrosa presentan
una clasificacion composicional de Arcosa y Arcosa Litica, y también una clasificacién textural
principalmente de areniscas lodosas. Las secciones delgadas descritas contienen un aporte
significativo de cuarzo, feldespatos, arcillas y fragmentos liticos variables en estados de alteracion,
disolucion y fracturamiento. A continuacién, en la Tabla 2 se relacionan algunos de los datos
composicionales obtenidos del estudio de las secciones delgadas para nucleos perforados del

campo Casabe.

Tabla 2. Caracterizacion composicional campo Casabe

Mineral (wt%o)

Muestra ) Frag
Cuarzo Feldespato Arcillas Cementos

Rocas
Fm-01 50 20 5 19 6
Fm-02 40 20 10 17 13
Fm-03 55 15 10 15 5
Fm-11 40 19 15 8 13
Fm-14 40 15 15 17 13
Fm-15 45 15 15 15 10

Tomado de: Beltran (2012)
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e Campo La Cira-Infantas

Rojas (2011) realiza un modelo tridimensional de los depdsitos fluviales de la Zona-C de
la Formacion Mugrosa en el campo La Cira-Infantas ubicado en la parte central de la CVMM,
localizado en los municipios de Barrancabermeja, San Vicente de Chucuri y Simacota. Este
estudio entre sus objetivos permite definir la correlacion existente entre los diferentes tipos de roca
y las propiedades de porosidad y permeabilidad en los pozos.

El modelo de Rojas (2011) recopila informacion de Mesa (1995) que realiza un analisis de
las dos zonas presentes en la Formacion Mugrosa (Zona C y Zona B, respectivamente) a partir de
analisis de petrografia y petrologia de secciones delgadas, difraccién de rayos X (DRX) y
microscopia electronica de barrido (SEM).

De acuerdo con Mesa (1995) la Zona-C de la Formacion Mugrosa, textural y
composicionalmente esta compuesta por arenas submaduras de composicion subarcosa a arcosa
de grano medio. Para la Zona B, la textura y composicion presenta arenas de grano fino y muy
fino de composicion subarcosa-arcosa y sublitoarenita. A continuacion, en la Tabla 3 se relacionan
los datos composicionales de cuarzo, feldespato, liticos y matriz arcillosa de composicion
caolinita-illita, obtenidos para las diferentes arenas que componen la Zona C y Zona B

respectivamente.

Tabla 3. Caracterizacién composicional campo La Cira

Mineral (wt%o)

Muestra
Cuarzo Feldespato Arcillas  Liticos
C (#1) 60 30 5 5
C (#2) 80 11 5 4
B (arena 47) 54 21 15 10
B (la Cira) 50 35 5 10
B (arena 13) 43 30 10 17

Tomado de: Rojas (2011)
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e Campo Lisama

Naranjo (2010) realiza una factibilidad experimental para una inyeccion de agua en las arenas
de la Formacién Mugrosa del campo Lisama en la CVMM. Durante el desarrollo del trabajo
experimental seleccionaron un total de doce (12) muestras de corazon de LISA0146 en un intervalo
de 6096-6181 ft, ubicandonos en la zona B2 de Mugrosa, a los cuales les realizaron una

caracterizacion petrofisica (permeabilidad y porosidad) (ver Tabla 4).

Tabla 4. Propiedades petrofisicas del campo Lisama

Propiedades Petrofisicas
Béasicas Campo Lisama

Muestra b K
(%0) (mD)
1 17 22
2 19 36
3 22 233
4 20 39
5 19 24
6 19 20
7 19 16
8 19 13
9 18 12
10 18 16
11 18 20
12 18 24

Tomado de: Naranjo (2010)

Posteriormente, Naranjo (2010) relaciona los datos obtenidos de las dos (2) propiedades
petrofisicas y de acuerdo con la variacion de datos en la permeabilidad, se realiza una correlacion

con el logaritmo de la permeabilidad y los datos de porosidad (ver Figura 3).
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Figura 3. Permeabilidad vs Porosidad campo Lisama Formacién Mugrosa
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De acuerdo con Naranjo (2010) las muestras caracterizadas poseen una tendencia
exponencial del logaritmo de la permeabilidad vs porosidad con valores distantes a lo largo de la
identificacion de la mayoria de las muestras, el rango de permeabilidad se encuentra entre 12-233
mD con un rango de porosidad entre 17-22%.

Posteriormente a su caracterizacion petrofisica, Naranjo (2010) a partir de difraccién de
rayos X (DRX) y microscopia electronica de barrido (SEM) realiza un estudio composicional
donde hace mencion a que las rocas son de tipo arenisca con matriz arcillosa alterada, friable y
microporosa y que composicionalmente hay porcentajes de arcilla que varian desde un 6-27%
donde se encuentra mineral caolinita como mayoritario entre un 50-83%. A continuacion, en la
Tabla 5 se relacionan los datos composicionales de cuarzo, feldespato, arcillas, carbonatos, cloruro
de sodio (halita) y en contenidos que no exceden el 5% en peso total de las doce (12) muestras

analizadas.
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Tabla 5. Caracterizacion composicional campo Lisama

Mineral (wt%b)

Muestra
Cuarzo Feldespato Arcillas Carbonatos Halita Otros
1 74 1 18 1 3 3
2 64 2 27 1 3 3
3 74 1 19 1 2 3
4 70 3 22 1 1 3
5 71 2 21 1 2 3
6 81 2 12 0 2 3
7 73 3 17 2 3 2
8 88 1 8 0 1 2
9 81 3 11 1 2 2
10 82 3 6 1 2
11 86 3 7 1 1 2
12 70 3 21 1 3 2

Tomado de: Naranjo (2010)

Las doce (12) muestras asociadas al pozo Lisama en la Formacion Mugrosa zona B2 presentan
un alto contenido de cuarzo, con un promedio del 76%, seguido de los minerales de arcilla con un

aproximadamente un 16%.

2.5.Generalidades de Componentes Mineraldgicos
e Tamafio de Particulas y Area Superficial

De acuerdo con Laurier et al. (2005), los resultados de experimentos indican una relacion
directa entre el tamafio de las particulas y el area superficial disponible para la adsorcion. En otras
palabras, a medida que el tamafio de la particula disminuye, el area superficial aumenta. La Tabla
6 muestra una relacion entre el tamafio de particula y el area superficial tedrica para particulas

cubicas. Esto implica que los minerales con particulas mas pequefias, como las arcillas, pueden
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tener areas superficiales mucho mas amplias que otros minerales que componen los yacimientos
rocosos, como los feldespatos y el cuarzo presentes en la Formacion Mugrosa. De acuerdo con
Schramm et al, a partir de pruebas experimentales afirma que las particulas tomando un punto de
partida de 1 cm, luego de reducirla gradualmente en cubos pequefios de nm, alcanzan &reas

superficiales cercanas a seis (6) kilometros cuadrados.

Tabla 6. Relacidn de tamafio de particula y area superficial

Tamano de Particula Area Superficial
1.0 cm 6 cm?
1.0 um 6 m?
1.0 Nm 6 km?

Tomado de: Schramm (2005)

El area superficial de los minerales de arcilla puede ser muy grande pues su relacién entre
el diametro de particula y el espesor de las capas internas puede tener rangos que van desde 10:1
a 250:1 dependiendo de la naturaleza de la arcilla y su capacidad de intercambio i6nico (Schramm,
2005). En la tabla 7 se evidencia una relacion de los diferentes minerales con su &rea superficial
sujeta al tamafio de grano.

Tabla 7. Relacion de minerales y area superficial

Mineral Area superficial
Cuarzo 0.15 cm?/g
Esmectita 752 m?/g
Ilita 113 m?/g
Clorita 42 m?lg
Caolinita 23 m?/g

Tomado de: Mousalli (2021)



EVALUACION DE SURFACTANTES EN LA FORMACION MUGROSA 29

e Capacidad de Intercambio Cationico

La Capacidad de Intercambio Catidnico (CIC) de las arcillas se encuentra influenciada por
factores como su estructura cristalina, carga superficial, y las condiciones fisicoquimicas,
incluyendo la temperatura y el pH. Esta propiedad es esencial y tiene una responsabilidad central
en el proceso de adsorcidn de surfactantes en los yacimientos de roca para la extraccion de petréleo
(RMP) (Mousalli, 2021). Teniendo en cuenta que en un proceso de recobro las arcillas por su gran
area superficial responsables de la retencion en el medio poroso, la CIC permite estimar cuéles de
los minerales arcillosos presentes en la composicion aportan mas en un proceso de adsorcion. A

continuacion, en la tabla 8, se describe la CIC para los principales componentes arcillosos.

Tabla 8. Capacidad de intercambio cationico de minerales de arcilla

Capacidad de Intercambio Catidnico

Mineral
(meqg/100g)

Esmectita 60-150
llita 10-40
Clorita 10-40
Halloysita 10-40

Caolinita 3-15
Montmorillonita 80-130

Tomado de: Gilcan (2017)

3. Generalidades de la Inyeccion de Surfactantes

Salager (2002) define a los surfactantes como compuestos organicos derivados del petréleo y

algunos otros aditivos, que se caracterizan por poseer una doble afinidad; una parte polar que posee
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afinidad por los solventes polares en particular el agua (hidrofilica) y otra a fin a sustancias

apolares como el aceite (lipofilica) (ver Figura 4).

Figura 4. Estructura molecular de un surfactante
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Modificado de: Sakamoto, K. et al. (2017).

Surfactante es una palabra derivada del término agente superficial activo que describe las

sustancias capaces de generar una alteracion en la energia libre superficial o interfacial existente

entre dos fases inmiscibles (Salager, 2002).
Una sustancia se considera como surfactante si:

e Es soluble, al menos en una fase de un sistema de liquidos inmiscibles.

e Las moléculas deben estar compuestas por grupos con tendencia de solubilidad opuestas.

e Las moléculas deben formar capas mono-moleculares 0 mono i6nicas orientadas en la

interfase.

e La concentracion presente en el soluto de la superficie de una fase debe ser mayor a la

concentracion en el resto de la solucion.

e Las sustancias deben formar micelas, cuando la concentracién de soluto en la solucion

exceda un valor limite.
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e Los surfactantes deben poseer funciones como detergente, espumante, emulsificante,

solubilizaste y dispersante. (Hernandez, 2014)

3.1.Clasificacion de Surfactantes

De acuerdo con Tadros (2014) los surfactantes se clasifican en diferentes tipos segun la naturaleza
del grupo de cabeza hidrofilo, y esta clasificacion se realiza en funcion de las cargas del grupo de
cabeza polar de la molécula del surfactante. Los surfactantes se dividen en las clases: aniénicos
(carga negativa), catidnicos (carga positiva), no iénicos (sin carga) y zwitterionicos (carga negativa

y positiva).

e Surfactantes Anionicos

Los anionicos son conocidos por tener carga negativa en su grupo de cabeza cuando estan en
solucion acuosa. Basado en sus grupos polares principales se pueden clasificar en carboxilato,
sulfato, sulfonato y fosfato (ver Figura 5). Estos se utilizan ampliamente en los procesos de EOR
y esto se debe: (1) exhiben una adsorcion relativamente baja en arenisca rocas cuya carga
superficial es negativa, (2) su eficiencia para reducir la tensién interfacial, (3) su costo de

fabricacion es relativamente bajo, (4) su estabilidad a altas temperaturas (Belhaj et al.; 2020).

Figura 5. Ejemplo de un surfactante aniénico
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Dodecil benceno sulfonato de sodio

Tomado de: (Salager, 2002).
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e Surfactantes Cationicos

Los catidnicos tienen cargas positivas en sus grupos de cabeza cuando se encuentran en solucién
acuosa, donde dependen principalmente del &tomo de nitrégeno para llevar la carga (ver Figura 6).
Estos muestran una alta adsorcion en los yacimientos compuestos de arenisca, por lo tanto, no son
factibles para aplicacion de EOR. Sin embargo, estos surfactantes se pueden utilizar para la

alteracion de la mojabilidad en los yacimientos de carbonato (Belhaj et al.; 2020).

Figura 6. Ejemplo de un surfactante cationico
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Cloruro de n-dodecil pindina
Tomado de: (Salager, 2002).

e Surfactantes No idnicos

Los no iénicos no tienen ningun cargan en su grupo de cabeza cuando estan en solucién acuosa,
y se utilizan principalmente como co-surfactantes para mejorar el comportamiento de fase del
surfactante aniénico o cationico (ver Figura 7). Los tensioactivos no ionicos son mucho mas
tolerantes a la alta salinidad. Sin embargo, su funcién de reduccion de IFT es menor en
comparacion con los tensioactivos anidnicos, lo que restringe su uso como tensioactivo primario
en aplicaciones EOR. Los tensioactivos no ionicos mas utilizados son los basados en oxido de

etileno (EO) conocidos como tensioactivos etoxilados (Belhaj et al.; 2020).
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Figura 7. Ejemplo de un surfactante no iénico

Cs Hﬂ@ D~|EC[HE-CH3-D H
Il

Octil fencl polietoxilado
Tomado de: (Salager, 2002).

e Surfactantes Zwitterionicos

También denominados anfoteros, los zwitteriénicos constan de dos grupos activos de carga
opuesta en solucion acuosa. Este surfactante puede ser aniénico, no ionico, aniénico-cationico o
no ionico-catiénico. El grupo de carga positiva siempre es amonio y el grupo de carga negativa
mas comun es el carboxilato (ver Figura 8). Estos son tolerantes a la temperatura y la salinidad.

Sin embargo, la restriccién de su aplicabilidad es el alto costo (Belhaj et al.; 2020).

Figura 8. Ejemplo de un surfactante anfotero

[I:IEHE:E
I’I*I—H
CH,-CH,-COOH

Dodecil betaina

Tomado de: (Salager, 2002).
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3.2.Antecedentes Investigativos con Surfactantes en EOR

En Colombia, se ha implementado la inyeccion de alcali-surfactante-polimero (ASP) en dos
campos; en el afio 2014 se implementd en el campo San Francisco, en la Formacion Caballos
obteniendo un factor de recobro aproximadamente entre el 19-27% (Duefias, 2014) y en el afio
2017 en el campo Caracara Sur, Formacion Carbonera, obteniendo un incremento del factor de
recobro del 16.5% (Mayorga, 2017).

En pruebas experimentales diferentes autores han presentado investigaciones asociadas a la
utilizacion de surfactantes como proceso de recuperacion mejorada de crudo, a partir de la
implementacion de formulaciones de surfactantes, el estudio de la CMC, la disminucién de la
tension interfacial y la reduccién de la adsorcion. A continuacién, se presentan algunas de las
investigaciones mas relevantes:

Li et al (2016) presentaron y analizaron una mezcla binaria entre surfactantes catidnicos
(OTAC) y anibnicos (PE2C) donde evaluaron el comportamiento de fase para formar
microemulsiones dptimas con un crudo de gravedad API igual a 48.05. La sinergia de la mezcla
binaria de surfactantes fue evaluada con la determinacion de la concentracion micelar critica
(CMC) vy, su medicién de tension interfacial, obteniendo resultados suficientemente bajos como
para desplazar una cantidad sustancial de crudo, valores de tension de hasta 1x10° mN/m para
concentraciones de la mezcla entre 0.5 y 0.05 % y una recuperacion mejorada de crudo del 23.5%
después de la inyeccion de agua.

Pal et al (2019) investigaron la eficacia de la recuperacion mejorada de crudo de una mezcla de
surfactantes cationicos (CTAB ) y no ionicos (Tween 60), evaluando la CMC que disminuye al
agregarse un 0.0027% de Tween al CTAB, atribuido a la mejor capacidad de adsorcion cuando

existe la mezcla, sin embargo, mejora la eficiencia superficial, disminuyendo la tensién interfacial
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hasta un valor de 6.59x102 mN/m y al aplicar un polimero (0.20% PHPA) en una prueba de
desplazamiento con un nucleo de arenisca de 370 mD de permeabilidad, existe una recuperacion
mejorada de crudo de aproximadamente un 20%.

Kesarwani et al (2021) concluyeron que existe una reduccion de la adsorcion y la CMC al
utilizar una mezcla de surfactantes anionicos (SDS) y no iénicos (Tween 20) en un empaque de
arena con tamafios de particulas de 250—400 um, donde se obtiene un aumento en la recuperacion
de crudo entre 22-28%, una reduccion de la adsorcion al adicionar de 20 a 40 ppm del surfactante
no iénico (Tween 20) y una reduccion de la tension interfacial hasta 0.0097 mN/m, lo cual es muy
beneficioso para la movilizacion del aceite residual.

Behera & Sangwai (2022) implementaron una formulacion quimica para recuperacion mejorada
de crudo a base de un surfactante aniénico (AOT) , un polimero (PVP-K30) y nanoparticulas de
silice; a diferentes concentraciones de la formulacion (0, 500, 1000, 1500 y 2000 ppm) evaluaron
la adsorcion de la inyeccién (antes y después) en un empaque de arena con la ayuda de
espectroscopia de resonancia magnética nuclear (RMN), la disminucién de la tension interfacial
con un valor de 0.27 mN/m a una mayor concentracion (2000 ppm) y la recuperacién mejorada
adicional de crudo de 13.62% a 1000 ppm, concluyendo que entre 1000 y 1500 ppm se puede
lograr una produccion de petroleo 6ptima en las condiciones de prueba.
3.3.Aplicacion de Surfactantes en EOR
Los surfactantes tienen un gran potencial en las aplicaciones EOR y se utilizan para mejorar el
proceso de recuperacion de manera eficiente al disminuir la cantidad de crudo residual del
yacimiento, que posiblemente sea alrededor del 60 % del petréleo original en el lugar (Thomas &
Ali, 2001). La inyeccion con surfactantes es un método de EOR quimico que se utiliza para mejorar

el mecanismo de recuperacion de crudo residual atrapado por las fuerzas capilares después de la
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inyeccion de agua (Barati-Harooni et al.; 2016) y afectado también por las fuerzas viscosas que
inhiben el flujo del crudo, estas fuerzas son posibles relacionarlas a partir de la ecuacion (1) de
namero capilar (Nc):

Nc = X 1)

ocos6

Donde: p: viscosidad del fluido

v: velocidad del fluido,

o: tension interfacial

©: angulo de contacto

Durante el proceso, se busca un comportamiento de fase favorable para lograr una tensién
interfacial considerablemente baja entre el crudo y el agua, para movilizar el petroleo atrapado
(Sandersen, 2012). De acuerdo con la ecuacion (1) la tension interfacial es inversamente
proporcional al aumento del nimero capilar y este a su vez, se relaciona con la saturacién de crudo
residual (Sor) donde el decremento de la saturacion obedece a ese incremento del nimero del
capilar influenciado por un aumento de viscosidad o la disminucidn de la tension interfacial
(Donaldson et al, 1989).

El crudo puede contener &cidos organicos, sales, alcoholes y otros agentes tensoactivos
naturales. Una vez que el crudo entra en contacto con la salmuera, estos tensioactivos naturales se
acumulan en la interfase petréleo crudo-salmuera y forman una pelicula adsorbida que reduce la

tension interfacial de la interfase petroleo crudo-agua (Olajire 2014).
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3.4.Caracterizacion del Surfactante
3.4.1. Concentracion Micelar Critica (CMC)

Los surfactantes tienden a adsorberse sobre las interfases de los fluidos, caracteristica que se
estudia con el fin de obtener informacion de interés para su aplicabilidad en métodos de
recuperacion terciaria. En la adsorcion de particulas de agentes tensoactivos, se destaca la
importancia de la Concentracion Micelar Critica (CMC), que representa el punto en el que se
forman las primeras micelas. Esto esté directamente vinculado a la cantidad minima necesaria de
agente tensoactivo para lograr un recobro eficaz, asegurando que una vez alcanzada la CMC, esta
cantidad no varie significativamente (Rosen, 2004).

Es importante entender que la Concentracion Micelar Critica (CMC) no se presenta como un
valor Unico y preciso, sino mas bien como un intervalo de concentraciones en el que pueden
generarse las micelas. La extension de este intervalo puede variar ampliamente dependiendo de la
afinidad entre las especies quimicas presentes en el surfactante. Asimismo, es fundamental
considerar que la CMC esta influenciada por multiples factores que deben ser evaluados al
momento de seleccionar el surfactante mas adecuado para una aplicacion particular. (Salager,
1993).

De acuerdo con Salager (1993) la CMC depende de: (1) la competencia entre las interacciones,
(2) el efecto de la estructura del surfactante (Lipofilico o Hidrofilo), (3) el efecto del ambiente
fisicoquimico (presencia de alcoholes o electrolitos) y (4) el efecto de la temperatura.

La CMC es posible determinarla a partir de diferentes metodologias, de acuerdo con Haghighi
et al (2020), es posible realizar mediciones a partir de un medidor de pH, conductividad eléctrica,

medicion de densidad y evaluacion de turbidez (ver Figura 9).
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Figura 9. Determinacién de la CMC por pH, conductividad, densidad y turbidez
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Modificado de: (Haghighi et al, 2020).

De acuerdo con Haghighi et al (2020), la determinacion de la CMC de un surfactante es posible
depende de principalmente un cambio en la pendiente 0 comportamiento de la curva para cada uno
de los parametros medidos (pH, conductividad, densidad y turbidez), teniendo en cuenta que, en
ese punto de cambio es donde se empiezan a formar las micelas y las propiedades medidas generan
un cambio en su regresion.

3.4.2. Comportamiento Surfactante en la Tension interfacial Interfase Agua-Crudo

Explicada por Rosen & Kunjappu (2012) como el trabajo realizado por unidad de area para
generar un limite o interfase entre las sustancias o componentes en interaccion. La reduccion de
esta interfase por accion del tensoactivo es debido a la adsorcion en forma de monomeros entre las

dos fases y se fundamenta a través de la estructura molecular del surfactante.
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Agentes tensoactivos es otro nombre que reciben los surfactantes, ya que la reduccion de la
tension interfacial es lograda debido a que la adsorcidn de los surfactantes en la region interfacial
conduce a la aparicion de micelas. Las terminaciones no polares o colas de los surfactantes se
disuelven en el hidrocarburo mientras que las polares se organizan en el exterior rodeandola y
dando como resultado una micela hidrofobica. Estas emergen cuando la concentracion del
surfactante excede el valor de la concentracion micelar critica (CMC), la cual es especifica y

distintiva para cada surfactante (ver Figura 10) (Rosen, 2004).

Figura 10. Comportamiento de tension interfacial a concentraciones de surfactante
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Tomado de: (Rodriguez-Ruiz et al; 2012).

De acuerdo con Rodriguez-Ruiz et al (2012) cuando los surfactantes se encuentran en bajas
concentraciones estos se disuelven en la solucion acuosa como mondmeros o moléculas
individuales con minimos efectos. Sin embargo, a medida que la concentracion aumenta, la tension
interfacial empieza a disminuir hasta alcanzar lo que se conoce como la Concentracion Micelar
Critica (CMC), donde se forman las primeras micelas y el valor de tension interfacial es constante,

debido a que el tensoactivo ha ocupado toda la interfaz del fluido.
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3.4.3. Comportamiento del Surfactante segun Winsor

Los surfactantes tienen la capacidad de ubicarse en la interfase entre el agua y el aceite, lo que
les permite reducir la tension interfacial entre estos dos fluidos. Este fendbmeno conduce a la
formacion de una tercera fase que consiste en una mezcla estable de los tres fluidos, creando lo
que se conoce como una microemulsion. Esta fase desempefia un papel fundamental en los
procesos de recobro, ya que, debido a sus propiedades particulares, puede influir tanto en el
aumento como en la reduccién de la retencion en el medio poroso. De acuerdo con Winsor en 1954
con el desarrollo de graficos ternarios, se puede clasificar en tres tipos de microemulsiones o

Winsor que dependen de la salinidad del surfactante (Soto, 2019).

Figura 11. Comportamiento de microemulsion Winsor |
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Modificado de: (Soto, 2019).

El Winsor tipo | se caracteriza por su baja salinidad, el surfactante se encuentra en la fase acuosa

como microemulsion y la fase oleosa se mantiene libre del surfactante (ver Figura 11).
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Figura 12. Comportamiento de microemulsion Winsor 11
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Modificado de: (Soto, 2019).

El Winsor tipo 11 se caracteriza por su alto valor en salinidad, el surfactante se solubiliza en la

fase oleosa y una fase de exceso de agua se mantiene en la parte inferior por su densidad (ver

Figura 12).
Figura 13. Comportamiento de microemulsién Winsor 111
Surfactante
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Modificado de: (Soto, 2019).

El Winsor tipo 111 se caracteriza por tener una salinidad intermedia, el surfactante se solubiliza

en partes iguales en la fase oleosa y acuosa, y se crean tres fases (ver Figura 13). Esa fase
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intermedia es la microemulsién que permite mejor desplazamiento del crudo en el medio poroso
(Soto, 2019).

3.5.Adsorcién de Surfactantes en el Medio Poroso

La adsorcidn de surfactantes a la roca del yacimiento es uno de los parametros mas importantes
para la inyeccion quimica. La adsorcion significa la pérdida de un componente quimico valioso de
la solucién y, como consecuencia, una reduccion significativa de la concentracion de surfactante.
Por lo tanto, la eficiencia de la inyeccion con surfactante se reducira sustancialmente no solo desde
el punto de vista técnico (Aumento de la tension interfacial crudo-agua), sino también, en términos
de viabilidad econémica. Para buenos candidatos de surfactantes, debe cumplir los siguientes
principales requisitos: (1) baja adsorcion en la roca de formacion (<0,2 mg/g de roca) y (2) baja
tension interfacial (10°-102 mN/m) (Liu et al.; 2021).

Rosen (2004) menciona que la adsorcion de surfactantes en interfases solido-liquido esta
fuertemente influenciada por diversos factores que en conjunto definen cuales son los mecanismos
de adsorcion que van a dominar (ver Figura 14). Estos factores se enumeran a continuacion: (1) la
naturaleza de los grupos estructurales de la superficie solida, (2) la estructura molecular del

surfactante y (3) las caracteristicas de la solucion acuosa (pH, salinidad, alcohol, temperatura, etc.).

Figura 14. Adsorcién del surfactante en el sustrato rocoso
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Tadros (2005) por su parte indica que la adsorcion en surfactantes afecta la tension
interfacial/superficial segun sea el caso, a mayor concentracion de surfactante en el sistema méas
disminuye dicha tensién en la interfase (liquido/liquido) o superficie (liquido/gas o liquido/sélido)
hasta llegar a la CMC.
3.6.Mecanismos de Adsorcidn y Agregacién del Surfactante
En este contexto, la adsorcidn de surfactantes implica su movimiento desde la fase disuelta hacia
la interfase entre el liquido y el solido, es decir, el sustrato rocoso. La orientacion de estos
recubrimientos puede variar segun la afinidad de la molécula, ya sea hidrofilica o lipofilica. En
este proceso, intervienen diversas fuerzas, generalmente asociadas a iones individuales en lugar
de micelas. (Paria y Khilar, 2004):

e Intercambio I6nico

Implica el reemplazo de los contraiones que estaban previamente adsorbidos en el sustrato
desde la solucion por iones tensioactivos que comparten una carga similar (ver Figura 15.a)
(Rosen, 2012). Por ejemplo, en una absorcion sobre arcilla, un surfactante cationico puede
desplazar un cation de sodio adsorbido y ocupar su lugar (Paternina, 2021).

e Emparejamiento lénico

La adsorcion de iones tensioactivos desde la solucion implica su captacion en ubicaciones que
poseen carga opuesta y que previamente se encontraban desocupadas por contraiones (ver Figura
15.b) (Rosen, 2012).

e Puentes de Hidrogeno

Se producen debido a la gran diferencia de electronegatividad entre el hidrogeno y el atomo

electronegativo unido al hidrogeno, lo que resulta en una polarizacion de la molécula (ver Figura

15.c) (Rosen, 2012).
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e Fuerzas de Dispersion

Este mecanismo de adsorcion generalmente se intensifica con el aumento del peso molecular
del adsorbato y desempefia un papel fundamental no solo como un mecanismo independiente, sino
también como un complemento de otros tipos de adsorcion. Por ejemplo, contribuye en parte a la
capacidad de los iones tensioactivos para desplazar iones inorganicos simples con la misma carga
de sustratos solidos a través de un mecanismo de intercambio iénico (ver Figura 15.d) (Rosen,
2012).
e Enlaces Hidrofdbicos

El enlace hidrofobico ocurre cuando la atraccion mutua entre los grupos hidrofébicos de las
moléculas de surfactante y su propensién a evitar ambientes acuosos se magnifican lo suficiente
como para permitir que estas moléculas se adsorban en el adsorbente solido, extendiendo sus
cadenas (ver Figura 14.d) (Rosen, 2012).

Figura 15. Mecanismos de adsorcién y agregacion del surfactante
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Tomado de: (Rosen, 2012). Modificado de: (Paternina, 2021).
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3.7.Factores que Afectan la Adsorcion del Surfactante
Durante la inyeccion de surfactantes, se han registrado resultados variables debido a la influencia
de una serie de factores que afectan tanto a las propiedades de los surfactantes como a su
interaccion con el entorno. Estos factores provocan modificaciones en las propiedades originales
de los surfactantes y pueden llevar a la pérdida de estabilidad en el tapdn del yacimiento, lo que, a
su vez, reduce los beneficios de su aplicacion. Por esta razdn, resulta esencial evaluar
cuidadosamente el impacto de cada uno de estos parametros con el fin de optimizar la eficiencia
del proceso de inyeccidn de surfactantes. A continuacion, se describen algunos de estos factores.
e Concentracion del surfactante

La concentracion del surfactante esta directamente relacionada con su capacidad de retencion
(Dang et al, 2011). Mantener una concentracion elevada de surfactante resulta fundamental para
mejorar la movilidad del aceite, incluso para la limpieza de sedimentos solidos atrapados en la cara
del pozo, y para abordar problemas asociados con dafios en la formacion (Salager, 2005). Sin
embargo, este enfoque puede no ser econémicamente viable debido al aumento de los costos del
proceso a medida que se incrementa la concentracion del surfactante (Brisefio y Mosquera, 2019).
e Mezclas de surfactantes

En el caso de la adsorcion de mezclas de surfactantes con propiedades similares, donde la CMC
coincide con la de las mezclas ideales, la cantidad adsorbida de estas mezclas se encuentra entre
las cantidades adsorbidas de los surfactantes individuales. Por otro lado, cuando se trata de mezclas
de surfactantes que exhiben sinergismo con una CMC mas baja que en las mezclas ideales, es
posible observar una disminucion en la tendencia de adsorcion. Esto refleja un menor potencial

quimico de los monémeros de surfactante en solucion (Muherei y Junin, 2009).
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° pH

La influencia del pH del medio acuoso en la adsorcion es de suma importancia, ya que las
superficies de las rocas pueden llevar una carga positiva o negativa en funcion del grado de
disociacion de los grupos funcionales en su superficie. En consecuencia, cualquier cambio en el
pH tiene el potencial de modificar la carga superficial de los minerales (Paternina, 2021).
e Salinidad

La salinidad estd estrechamente relacionada con las rocas sedimentarias debido a sus
condiciones de formacion. La existencia de iones bivalentes, como Ca?" y Mg?*, en las aguas de
formacion puede afectar negativamente la solubilidad del surfactante, provocando su precipitacion
rapida. Este fendmeno puede obstaculizar el proceso y alterar significativamente el flujo de
surfactante en el yacimiento. Para prevenir este problema, se implementa un preflujo de agua que
disminuye la concentracion de sales en la formacion. Asimismo, se utilizan aditivos como NH4" y
CaCQO:s para resguardar al surfactante de las sales minerales. La salinidad del agua de formacion
debe mantenerse por debajo de 5000 ppm de Ca*" y Mg*, lo que aseguraria la retencion del
surfactante en el yacimiento (Jiménez, 2009).
e Temperatura

La estabilidad térmica y su influencia son criticas debido a que la estructura de los surfactantes
los hace muy susceptibles a la degradacion a elevadas temperaturas como las de los yacimientos.
En la literatura, se han documentado proyectos realizados a temperaturas inferiores a 175 °F. Un
estudio que evalud el impacto de la temperatura en la adsorcion de un surfactante aniénico en
minerales arcillosos concluyd que a temperaturas elevadas se reduce la maxima adsorcion, con un
aumento en la entropia del sistema y, como resultado, disminuye la adsorcion en la superficie

(Pavan et al., 2000).
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3.8.Isotermas de Adsorcion de Surfactantes

A una temperatura constante, se conoce como la isoterma de adsorcion a la relacién entre la
cantidad de surfactante adsorbido en una interfase solido-liquido y la concentracion inicial de
surfactante en solucion después de alcanzar el equilibrio. Esto es importante para evaluar la
cantidad de pérdida de surfactante a través de la adsorcion a la superficie de la roca (Liu et al.;
2021). Se han utilizado comdnmente cuatro isotermas de adsorcién bien conocidas para
caracterizar el comportamiento de equilibrio de adsorcion de los tensioactivos, que se describen
brevemente a partir del modelo de las 4 Regiones, presentado en Schramm (2000), representa el
proceso de adsorcién o las diferentes etapas de la adsorcion de un surfactante sobre un solido. Este
es un modelo en un gréfico log-log (ver Figura 16), caracterizado por un mecanismo de cuatro

etapas o regiones, que son:

Region I: La adsorcion obedece la ley de Henry, la adsorcién incrementa y la tension interfacial
disminuye linealmente con la concentracién y la pendiente de la curva es aproximadamente 1.

Region I1: En esta regidn, se generan agregados denominados hemimicelas por el repentino
incremento de la adsorcidn y existe una disminucion de la tensién interfacial.

Region 111: Se observa una tasa de adsorcion y una leve disminucion de la tension interfacial
mas que la de la region 11 con agregados denominados admicela. Existe en esta region una reducion
debido a la repulsion electrostatica entre los iones que se aproximan y el sélido con carga similar
(Pham, 2015).

Regidn 1V: Se observa que por encima de la concentracion micelar critica (CMC), cualquier
incremento en la concentracion del surfactante favorece la concentracion de micelas y se mantiene

constante los valores de adsorcion y tension interfacial. Sin embargo, en algunos casos la formas
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de las cuatro regiones pueden ser diferentes segun el tipo de tensoactivo o fuerza iénica (Pham,

2015).
Figura 16. Isotermas de adsorcion de surfactantes
Region | Region I Region llI Region IV
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Modificado de: Somasundaran, P. & Zhang, R. (2006).

4. Andlisis de la Composicién Mineraldgica y Propiedades Petrofisicas de Muestras de

Afloramientos de la Formacién Mugrosa.

La caracterizacion sedimentolégica incluye la evaluacion e informacién de diferentes aspectos de
la roca tales como: composicion elemental y mineralogica, petrofisica, textural y la clasificacion
para las muestras de afloramientos, por muestras de ripios o por corazones en yacimientos. Estos
analisis de la composicion mineralogica de las muestras de Formacion Mugrosa que
denominaremos “Fm Mugrosa”, se llevaron a cabo a partir de la cooperacion de laboratorios
vinculados a la Universidad Industrial de Santander (UIS), ubicados en el Parque Tecnologico de

Guatiguara (PTG).
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4.1.Materiales
4.1.1. Reactivos

Para el desarrollo de la caracterizacion mineraldgica y petrofisica se cuenta con tres (3)
muestras de corazones tomadas en afloramientos pertenecientes a la Formacion Mugrosa ubicados
en la vereda Campo-23 en el municipio de Barrancabermeja, Santander y la vereda Oponcito en el
municipio de San Vicente de Chucuri, Santander. A continuacion, en la Figura 17, Figura 18 y
Figura 19, se describen de manera general y principalmente enfocada en aspectos texturales,
simetria, colorimetria, geometria, entre otros, los nticleos muestreados y denominados “MO1-B”,
“MO1-C” y “MOS5-B” respectivamente.

Figura 17. Descripcién general de la muestra M01-B

Muestra: M01-B
| Ubicacion:Vda. Campo 23, Municipio Barrancabermeja, Santander

| Descripcion: Sublitoarenitas de color amarillo ligero (25 YR 7/3),
| tamanio grano fino, redondeados, buena seleccion, matriz de arcilla,
cemento siliceo, roca submadura, laminacion plana paralela y no
paralela continia y discontinua, compacta, moscovita 3%.

& |
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Figura 18. Descripcidn general de la muestra M01-C
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Muestra: M01-C
Ubicacion:Vda. Campo 23, Municipio Barrancabermeja, Santander

Descripcion: Sublitoarenita de color amarillo ligero (25 YR 7/3),
tamanio grano fino, redondeados, buena seleccion, matriz de arcilla,
cemento siliceo, roca submadura, laminacion plana paralela y no
paralela continta y discontinua, compacta, muscovita 1%.

Figura 19. Descripcion general de la muestra M05-B

l.dﬂﬂh-.ﬁ..

Muestra: M05-B

Ubicacion:Vda. Oponcito, Municipio San Vicente de Chucuri,
Santander

Descripcion: Litoarenita de color amarillo grisaceo (que varia de 25

YR 6/2 a 25 YR 7/2), tamaiio grano fino, subredondeados, buena
seleccion, matriz de arcilla, cemento siliceo y ferruginoso, roca
madura, masiva, compacta, muscovita 2%, intraclastos de lodo.
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4.1.2. Equiposy Funciones

Los equipos utilizados se encuentran ubicados en (PTG) y asocian principalmente a las pruebas
fundamentales para la caracterizacion mineraldgica de la roca: los analisis petrofisicos para medir
sus propiedades de permeabilidad y porosidad, la Difraccion de Rayos X (DRX) para conocer su
estructura cristalina, el Microscopio Electronico (SEM) para explorar sus caracteristicas
microscapicas, la petrografia explorar los componentes asociados en el tiempo y la fisisorcion que
permite determinar el area superficial de la muestra.

e Permeametro Core Pet (K)

El equipo Core Pet (ver Figura 20) permite determinar la permeabilidad de la muestra de roca
al gas y absoluta, a partir de una inyeccién de nitrogeno a través de la roca; después de un vacio,
se realiza una inyeccién de nitrégeno gaseoso a la muestra no mayor a 100 psi, a temperatura de
laboratorio y con presion de confinamiento a condiciones de laboratorio (800 psi) y/o condiciones
de yacimiento, posteriormente, se calcula la presion con respecto al caudal de inyeccion del gas y
se determina la cantidad de flujo que puede atravesar a través del medio poroso. Con los
parametros medidos preliminarmente de la muestra de la roca como longitud, area transversal y
diametro (ver Tabla 9), posteriormente con la presion calculada y a partir de la ley de Darcy (ver
ecuacion 2), el software del equipo calcula la permeabilidad de la muestra (Lizarazo & Pérez,

2015).
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Figura 20. Permeametro Core Pet

PERMEAMETRO

“CORE PET"

@-

Tomado de: Laboratorio Analisis Petrofisicos en PTG — UIS.

245% AP
Q _ K
A u*L

(2)

Donde:

Q=Caudal de inyeccion (cm*/min)

A=Area de la seccion transversal muestra roca (cm?)
K=Permeabilidad de la muestra roca (mD)
AP=Delta de presion (psi)

p=Viscosidad del gas (cP)

L=Longitud de la muestra roca (cm)
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e Porosimetro de Boyle (@)

La medida de la porosidad se realiza a partir del porosimetro de Boyle (ver Figura 21) y consiste
en el paso de Helio a través de la muestra de roca a una presion de inyeccion no mayor a 100 psi
y a temperatura de laboratorio; la muestra previamente se le mide la longitud y el didmetro para
calcular el volumen total de la muestra (V1) (ver Tabla 9). Posteriormente, a partir de la inyeccion
del Helio se calcula el volumen de grano (V) que depende principalmente de la presién de vacio,
de la presién absoluta expandida y de la absoluta del volumen de referencia inicial. Este analisis
petrofisico se rige a partir de la relacion de los volimenes descrita a continuacion en la ecuacién

(3) (Lizarazo & Pérez, 2015).

ool
B Vr (3)

Donde:

@= Porosidad (%)

Vg=Volumen de grano (cm?)

VT = Volumen total de la muestra roca (cm®)

Figura 21. Porosimetro de Boyle

Tomado de: Laboratorio Analisis Petrofisicos en PTG — UIS.
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e Molienda de Bolas (Pulverizacion)

Este equipo consiste en un recipiente cilindro que gira sobre su eje y a partir de la rotacién de
unas bolas metélicas de acero con diametros de 2.5 cm y 3.5 cm en una relacion 1:2
respectivamente, se encarga de moler y pulverizar con la finalidad de darle el tratamiento de
molienda a las muestras de roca de la Formacion Mugrosa. El objetivo de esta molienda es reducir
el tamafo de particula en un tiempo suficiente (con ciclos de 1 hora), hasta alcanzar una
granulometria del material que permita seccionar el tamafio desde 250 micras hasta por debajo 60
micras cuando pasa a través de varios tamices vibratorios (ver Figura 22). Durante la molienda de
bolas, se obtiene aproximadamente 610 gramos por debajo de 60 micras, suficiente material para
realizar los analisis requeridos con las fracciones pequefias, tales como la caracterizacion en

pruebas de DRX, area superficial y SEM.

Figura 22. Molienda de bolas y tamices vibratorios

Tomado de: Laboratorio Gimba en PTG — UIS.
e Difractometro de Rayos X (DRX)
El equipo permite realizar la difraccion de rayos X (ver Figura 23), que consiste principalmente
en la interaccion de un haz de rayos X, de una determinada longitud de onda para la identificacion

y cuantificacion de las fases cristalinas arcillosas que componen la muestra roca. Estas
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caracteristicas se permiten hacer de forma tanto cualitativa como cuantitativa a partir de técnicas
como BULK, separacion por decantacion normal, pruebas de desplazamiento interlaminar por
adicion de etilenglicol para comprobar la presencia de material expandible y calcinada a 550°C
para verificar la presencia de cloritas (GIQUE, 2023).

Figura 23. Difractdmetro de Rayos X

Tomado de: Laboratorio DRX en PTG — UIS.
e Microscopio Electrénico de Barrido (SEM)

Es un equipo que utiliza electrones para formar imagenes de alta resolucion y a nivel
microscopico (ver Figura 24). A partir de electrones secundarios se puede observar la morfologia
de la roca y la segunda imagen de electrones retrodispersados da la variacion de la composicion
de la roca. Este equipo cuenta con una sonda de composicion que permite identificar la

composicion elemental de la roca (Lab SEM, 2021).

Figura 24. Microscopio electronico de barrido

—

Tomado de: Laboratorio de Microscopia en PTG — UIS.
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e Microscopio de Luz Transmitida (Petrografia)

La descripcion petrogréfica de las muestras de roca se realiza en el laboratorio de microscopia
Optica de la escuela de geologia con la ayuda del microscopio de luz transmitida Eclipse E200
POL con pantalla y camara incorporada (ver Figura 25). Este microscopio permite tomar
imagenes a secciones delgadas de la muestra para realizar su descripcion y clasificacion
petrogréfica y mineraldgica. A partir de este ensayo se puede clasificar de manera textural,
composicional y con el método de Folk (1974) se clasifica la roca por medio de diagramas ternario

de los clastos del entramado (Hernandez, 2011).

Figura 25. Microscopio de luz transmitida

Tomado de: Hernandez, (2021). Laboratorio de Petrografia, Escuela de Geologia-UIS
e Analizador de Adsorcion 3FLEX (Fisisorcion)
El analizador de adsorcion (ver Figura 26) permite realizar la medicion del area superficial
con el método BET (Brunauer-Emmett-Teller, 1938), tamafio de poro, volumen de poro y
cantidad adsorbida en un gas de las muestras roca pulverizadas de la Formacion Mugrosa
usando una masa aproximadamente entre 0.4259-0.5209 gramos. Las muestras se pesaron en
celdas de 9 mm de diametro fabricadas en vidrio de borosilicato, se desgasificaron a 248°F y

6 Pa por 12h y posteriormente, se realiza el analisis de la fisisorcion a partir de la captura de
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las isotermas de adsorcion de nitrégeno en un intervalo de presion relativa en el programa de
andlisis de datos 3flex v.4.03 provisto por el equipo (CICAT, 2023).

Figura 26. Analizador de adsorcién

[T micromeritics -
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Tomado de: Micromeritics, Laboratorio CICAT en PTG-UIS

4.2.Analisis Experimental Permeabilidad y Porosidad de la Fm Mugrosa
Para la caracterizacién de las muestras de corazones en afloramientos, es importante
comprender las propiedades petrofisicas, teniendo en cuenta que a partir de la medicion de la
permeabilidad (K) y su porosidad (¢), se puede comprender la capacidad aceptacion de la roca
para un flujo que pasa a través del medio y de acuerdo con la ley de Darcy, cuanto seria el valor
estimado de su presion diferencial. De acuerdo con Naranjo (2010), en su estudio realizado para
el Campo Lisama, es posible encontrar una tendencia de permeabilidad y porosidad con rangos de
valores distantes, lo cual es inherente a la heterogeneidad dada en la Formacion Mugrosa. A
continuacion, se realiza el analisis de las propiedades petrofisicas basicas para cuatro (4) muestras
de secciones de roca o denominadas plugs extraidas de las muestras de afloramiento de la

Formacién Mugrosa.
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Tabla 9. Petrofisicos Basicos Fm Mugrosa

Propiedades Petrofisicas Basicas

Muestra | ongitud  Diametro Peso ¢ K
(cm) (cm) 9 (%) (mD)
MO01-B-1 6.56 3.67 147.37 20.24 34.73
MO01-B-2 71.55 3.61 166.27 11.12 12.30
MO01-C 7.99 3.68 180.49 19.52 26.30
MO05-B 7.49 3.68 175.75 1.61 2.23

Los datos petrofisicos de la Tabla 9, describen un rango de permeabilidades comprendidas entre

1.3-34.7 mD y un rango de porosidades entre 11.1-20.2%, lo cual indica la heterogeneidad

petrofisica de las muestras, asociadas posiblemente a variables como su locacion, composicién y/o

cambios mineraldgicos a través del tiempo. A partir de los datos y de acuerdo con la metodologia

planteada por Naranjo (2010), se procede a realizar una relacion de las propiedades petrofisicas

(log1o permeabilidad y porosidad) en un gréafico de tendencia exponencial (ver Figura 27).

Figura 27. Permeabilidad vs Porosidad Fm Mugrosa

100

10

Log Permeabilidad (mD)

y = 2.0073¢0-1399
R?=0.9768

10 15

Porosidad (%)

Propiedades Petrofisicas Mugrosa

20 25

De acuerdo con la figura 26, los datos experimentales para las cuatro (4) muestras de

afloramiento mantienen una correlacion alta en una tendencia exponencial, lo cual afirma que es

inherentemente de su heterogeneidad, las muestras representan una tendencia de datos
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correlacionados y posiblemente asociados a los valores caracteristicos de la Formacion Mugrosa.
Teniendo en cuenta lo anterior, se realiza una correlacion con los datos suministrados por Naranjo
(2010) correspondiente a doce (12) muestras de corazén del pozo LISA0146 con respecto a su

caracterizacion petrofisica (log permeabilidad y porosidad) (ver Figura 28).

Figura 28. Permeabilidad vs Porosidad global Fm Mugrosa
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Los datos experimentales de las propiedades petrofisicas para las cuatro (4) muestras de
afloramiento son relacionados con la mitad de las muestras de Naranjo (2010) en una tendencia
exponencial, debido a que se observa la discordancia con la otra mitad de los datos. Existe una
variabilidad en los datos, teniendo en cuenta que existen las dos zonas, la zona B, las muestras de
la M01-B, MO5B y muestras Naranjo (2010)) y la zona C (muestra M01-C), sin embargo, al
analizar los datos exponencialmente del logaritmo de la permeabilidad con respecto a la porosidad,
pese a la heterogeneidad de las muestras, se puede obtener una correlacion del 96% que permita

estimar el comportamiento de las propiedades petrofisicas de la Formacion Mugrosa.
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4.3.Anélisis Difraccion de Rayos X (DRX) Fm Mugrosa

Para identificar y cuantificar las fases cristalinas, especialmente las arcillosas, que componen
la muestra roca de la Formacion Mugrosa, a partir del DRX obtenemos la informacion de la
composicion mineralogica y los diferentes tipos de minerales que existen en la roca con sus
respectivas formulas quimicas. Teniendo en cuenta la complejidad de la técnica, la disposicion de
las muestras de la roca en tamafios pequefios y el costo asociado a la realizacion de la prueba, se
seleccionaron las dos (2) muestras mas representativas en la tendencia exponencial presentada en
los andlisis obtenidos de la caracterizacion petrofisica. Siendo asi, se evaluaron
composicionalmente por DRX las muestras M01-B y MO1C. Los resultados obtenidos se

presentan en la Tabla 10.

Tabla 10. Datos de composicion Fm Mugrosa DRX

Mineral (wt%b)

Muestra ) :
) Cuarzo Feldespato Arcillas Micas Anastasa
MO01-B 26.67 38.06 25.14 8.87 1.26
MO01-C 26.15 37.9 28.11 6.18 1.66

Las minerales identificados para las muestras con los datos presentados en la Tabla 10
corresponden a cuarzo, feldespato, arcillas, micas y anastasa. De acuerdo con los resultados
obtenidos, las muestras M01-B y M01-C presentan una similitud porcentual de los minerales
presentes en la roca y teniendo en cuenta esto, es posible realizar una ponderacion de los datos
para determinar cuales minerales estdn mayoritariamente presentes en la composicion de la
Formacién Mugrosa. A continuacion, en la Figura 29, a partir de un promedio de datos, se realiza

un analisis proporcional de forma de circular para cada uno de los minerales.
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Figura 29. Composicién mineralégica Fm Mugrosa DRX

Caracterizacion Composicional Mugrosa
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El promedio de los datos de caracterizacién mineraldgica indica que la formacion cuenta
principalmente con feldespato a un 38%, seguido de las rocas arcillosas y el cuarzo con un 27%
y 26% respectivamente, y finalmente lo complementan las micas y la anastasa con un 8%y 1%
respectivamente.

A su vez, se realiza un comparativo mineraldgico de las muestras de afloramiento M01-B
y MO01-C con respecto a los datos reportados en literatura de los campos Lisama, La Cira y
Casabe de la Formacién Mugrosa. Las muestras de afloramiento estudiadas con respecto a las
muestras corazonadas tomadas de los campos presentan un cambio principalmente en minerales
como cuarzo y feldespato que aumenta significativamente con el tiempo de exposicion en el
afloramiento, sin embargo, el mineral de interés (arcilla), por su capacidad de adsorcion en
formulaciones quimica, presenta un contenido mayor que las muestras de los campos reportados

en la literatura (ver Figura 30).
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Figura 30. Analisis mineral6gico de campos Fm Mugrosa DRX
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Teniendo en cuenta, la gran proporcidn de minerales arcillosos presentes en la roca y para
el posterior estudio de la adsorcion, a partir del DRX menor a 2 micras, es importante identificar
los tipos de minerales asociados al alto porcentaje en composicion y de acuerdo con su
proporcidn, evaluar la capacidad de intercambio cationico (CIC) asociada. Por lo tanto, en la
Tabla 11 y en la Figura 31 respectivamente, se describen los tipos de minerales arcillosos
correspondientes al 27% de la composicion.

Tabla 11. Datos de composicion minerales arcillosos DRX<2 micras

Mineral (Wt%o)

Muestra — - . ——
Caolinita Clorita Halloysita ~ Montmorillonita
MO01-B 14.73 6.70 3.47 0.24
MO01-C 21.11 511 1.89 0.00
Prom 17.92 591 2.68 0.12

Normalizada/27%  67.30 22.20 10.10 0.50
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Figura 31. Composiciones minerales arcillosos DRX<2 micras

Caracterizacion Minerales Arcillosos
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Los tipos de minerales arcillosos presentes en las dos (2) muestras de la Formacion Mugrosa
son la caolinita, clorita, halloysita y montmorillonita, siendo la caolinita el componente
mayoritario con un 17.9% que corresponde al 67% de la composicion total de la arcilla en la roca.
Luego, en un orden descendente contintan los minerales de clorita, halloysita y montmorillonita
con un 22%, 10% y 0.5% correspondientes al total de la composicion. De acuerdo con lo anterior
y teniendo en cuenta la menor capacidad de intercambio catiénico tedrica (ver tabla 8), se calcula
el aporte de CIC para cada mineral a partir de la ecuacion (4) y se describe en la Tabla 12 y Figura

32.

Prom

)*CICminteérica

%CIC Aportado = ((2;:/;;,”

"\ 7% )*CICminteérica
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Tabla 12. Aportes de CIC minerales arcillosos DRX<2 micras

Mineral (wt%b)

Muestra — - . —
CaolinitaCloritaHalloysitaMontmorillonita
Normalizada/27% 67.3% 22.2% 10.1% 0.5%
CIC min teorica 3 10 10 80
%CIC aportada  36%  40% 18% 6%

Figura 32. Capacidad intercambio cationico aportada por minerales arcillosos DRX<2 micras
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De acuerdo con los célculos del porcentaje de aporte de CIC representados en la Figura 32,
teniendo en cuenta su valor minimo tedrico y para estudios de adsorcion, se puede afirmar que el
tipo de mineral mas influyente en el intercambio cationico es la clorita con un 40%, seguido de la
caolinita con 36%, que a su vez es el componente mayoritario en ambas muestras de roca. Por
altimo, los tipos de minerales como halloysita y montmorillonita influyen en un 18% y 6%
respectivamente.
4.4.Analisis Microscopia Electrénica de Barrido (SEM) Fm Mugrosa

El andlisis de la morfologia y la variacion de la composicion de la roca esté dado por la técnica

SEM, principalmente ese haz de electrones fue utilizado para observar las imagenes para las
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mismas dos (2) muestras analizadas con anterioridad (M01-B y M01-C). Inicialmente, se realiza
una proyeccion de las imagenes de alta resolucion obtenidas para cada una de las muestras, con el
fin de identificar los principales elementos asociados a la roca a partir de sus espectros de
intensidad. A continuacién, se presentan tres (3) imégenes en resolucion de 5, 50 y 100 micras
para M01-B (ver Figuras 33- 35).

Figura 33. Imagen SEM MO01-B composicidn elemental x5 micras
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Figura 34. Imagen SEM MO01-B composicion elemental x50 micras
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Figura 35. Imagen SEM MO01-B composicidn elemental x100 micras
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De acuerdo con las imagenes de alta resolucion, se identifican los elementos pertenecientes a

la muestra y se recopilan los datos de intensidad de los elementos en porcentajes masicos totales
(wt%). A continuacion, en Tabla 13 se describen dichos elementos y se realiza un promedio de los
datos obtenidos para establecer una tendencia de los elementos mas relevantes de la muestra M01-

B.

Tabla 13. Datos de elementos de minerales M01-B Fm Mugrosa SEM

Elemento MO01-B
(Wt%0) 5um 50 um 100 um Promedio
C 54.17% 29.57% 31.05% 38.26%
0] 31.08% 43.61% 40.10% 38.26%
Na 1.91% 0.00% 0.00% 0.64%
Mg 0.51% 0.73% 0.00% 0.41%
Al 1.80% 9.35% 6.42% 5.86%
Si 3.82% 13.17% 17.47% 11.49%
S 0.15% 0.00% 0.00% 0.05%
K 1.21% 2.70% 4.84% 2.92%
Mn 0.81% 0.00% 0.00% 0.27%
Fe 4.53% 0.87% 0.12% 1.84%

Ca 0.00% 0.00% 0.00% 0.00%
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Posteriormente, teniendo en cuenta la complejidad de la técnica y disposicion de las muestras

se presentan dos (2) imagenes en resolucion 20 y 50 micras para M01-C (ver Figuras 36- 37).

Figura 36. Imagen SEM MO01-C composicion elemental x20 micras
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Figura 37. Imagen SEM MO01-C composicion elemental x50 micras
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Con las iméagenes de alta resolucion para la muestra M01-C, se identifican los elementos

pertenecientes a la muestra, se recopilan los datos de intensidad de los elementos en porcentajes

maésicos totales (wt%) y se realiza un promedio de los datos obtenidos para establecer una
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tendencia de los elementos mas relevantes. A continuacién, en Tabla 14, se describen dichos

elementos.

Tabla 14. Datos de elementos de minerales M01-C Fm Mugrosa SEM

Elemento MO01-C
(Wt%o) 20 um 50 um Promedio
C 26.49% 26.37% 26.43%
(0] 36.88% 42.62% 39.75%
Na 5.52% 0.74% 3.13%
Mg 0.00% 0.36% 0.18%
Al 8.38% 13.02% 10.70%
Si 22.03% 13.68% 17.86%
S 0.00% 0.00% 0.00%
K 0.00% 3.21% 1.61%
Mn 0.00% 0.00% 0.00%
Fe 0.00% 0.00% 0.00%
Ca 0.69% 0.00% 0.35%

Los datos y cuantificacion de las intensidades presentadas anteriormente para las muestras de
la Formacion Mugrosa, se clasificaron y en la medicion experimental se identificaron los
elementos quimicos tales como oxigeno (O), sodio (Na), magnesio (Mg), aluminio (Al), silicio
(Si), azufre (S), potasio (K), hierro (Fe), entre otros. A continuacidn, se describe en la Tabla 15, la
recopilacion de los datos globales de intensidad promedio de los elementos quimicos identificados

para cada una de las muestras.

Tabla 15. Datos de elementos de minerales Fm Mugrosa SEM

Elemento Formacién Mugrosa
(Wt%) MO01-B M01-C Promedio
C 38.26% 26.43% 32.35%
O 38.26% 39.75% 39.01%
Na 0.64% 3.13% 1.88%

Mg 0.41% 0.18% 0.30%
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Al 5.86% 10.70% 8.28%
Si 11.49% 17.86% 14.67%
S 0.05% 0.00% 0.03%
K 2.92% 1.61% 2.26%
Mn 0.27% 0.00% 0.14%
Fe 1.84% 0.00% 0.92%
Ca 0.00% 0.35% 0.17%

Teniendo en cuenta los resultados de SEM para las muestras M01-B y MO1C, el alto porcentaje
de carbono (C) se asocia al recubrimiento utilizado frecuentemente a las rocas para generar la
conduccién que permita la deteccién de los elementos, el oxigeno (O) asociado a los procesos
organicos presentes, y posteriormente prevalecen los elementos como el Silicio (Si) y el aluminio
(A, estos ultimos, al ser los elementos quimicos mayoritarios en la composicién mineraldgica,
son aportados principalmente por las formulaciones quimicas de los tipos de minerales de arcilla
tales como Caolinita (Al2Si2Os(OH)4) y Clorita (Mg2sFe1esAl15Si22 Al1gO10(OH)s) y que, a su
vez presentan un alto aporte de cargas negativas asociadas a la naturaleza elemental de estos
minerales mas preponderantes.

Posteriormente a la descripcion de los elementos quimicos presentes en las muestras,
representados en los minerales de arcilla, se identifica a partir de las imagenes el mineral de arcilla,
sefializado con flechas amarillas, donde las arcillas se disponen no solo en los poros, sino también
recubriendo los granos de cuarzo en forma de telarafia, conocido como precipitacion de halos de

arcilla (ver Figura 38 y Figura 39).
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Figura 38. Imagen SEM MO01-B identificacion Figura 39. Imagen SEM MO01-C identificacion

mineral arcilloso x100 micras mineral arcilloso x200 micras

Luego de la identificacion de los minerales de arcilla presentes en las muestras de roca, se

procede a la medicién de tamafios de poro (ver Figura 40 y Figura 41).

Figura 40. Imagen SEM MO01-B tamafio de Figura 41. Imagen SEM MO01-C identificacion

poros x50 micras mineral arcilloso x200 micras

Las muestras fieles a su heterogeneidad petrofisica presentan diferentes tamafios de poro, que
van desde 14.04 hasta 189.20 micras, asociados a la distribucion de sus componentes

mineraldgicos y a la evolucion que han tenido en el proceso sedimentario y cementacion.
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4.5.Anélisis Secciones Delgadas (Petrografia) Fm Mugrosa

A partir de la prueba de petrografia la determinacion de la materia prima, la clasificacion
de la roca y la relacion de minerales presentes; se extrae de las rocas muestreadas una seccion
delgada que pasa a través del microscopio de luz transmitida que captura la imagen en alta
resolucion (ver Figura 42 y Figura 43). Por la complejidad y cantidad en la extraccion de la seccion
delgada, solo se realizan dos pruebas de analisis petrografico, una para la muestra M01-C y una

prueba de la muestra M05-B que fue caracterizada en el andlisis petrofisico anteriormente.

Figura 42. Microfotografia petrogréafica de Figura 43. Microfotografia petrogréfica de

minerales M01-C. Aumento 20x10 minerales M05-B. Aumento 20x10

En las microfotografias con un aumento 20x10 se observa que las rocas texturalmente son rocas
sedimentarias de textura clasica. En los recuadros amarillos se puede observar la porosidad
interparticula no efectiva presente en la muestra, corroborada con los valores bajos de
permeabilidad estimados en los analisis petrofisicos. Adicionalmente se observan granos de mayor
tamafio, con mas proporcion de cuarzo (recuadros grises). Los datos obtenidos de las iméagenes se

describen a continuacion en la Tabla 16.
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Tabla 16. Datos de minerales Fm Mugrosa Petrografia

Mineral MO01-C MO05-B
(Wt%o) Total Recélculo Total% Recélculo
Cuarzo 38% 70% 39% 68%
Feldespato 14% 25% 13% 23%
Fragmento Roca 3% 5% 5% 9%
Total 55% 100% 57% 100%

Como se observa en la Tabla 16, para la clasificacion de las rocas de acuerdo con Folk (1974)
se realiza un recalculo de la sumatoria de las composiciones iniciales de los minerales de cuarzo,
feldespato y fragmentos de roca respectivamente para establecer su aporte en un 100%, lo cual
genera un aumento en los porcentajes de los minerales. Esta clasificacion se realiza a partir de un
diagrama ternario donde solo se incluyen estos minerales, de acuerdo por Folk (1974) y se presenta

en la Figura 44 para las muestras M01-C y M05-B.

Figura 44. Clasificacion de M01C y M05-B Petrografia (Folk, 1974)
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De acuerdo al diagrama ternario planteado por Folk (1974), las muestras de la Formacién
Mugrosa que poseen un promedio de 38% de cuarzo, un 14% feldespato y un 5% de fragmentos
de roca en su composicion inicial, presentan una clasificacion de roca tipo Arcosa, es decir, que
son rocas sedimentarias que se formaron a lo largo del tiempo con la consolidaciéon y cementacion
de los minerales, principalmente, cuarzo y feldespato en procesos naturales de erosion y
sedimentacion.

4.6. Analisis de Area Superficial y Tamafio de Particula Fm Mugrosa

A partir del analizador de adsorcién se proporciona informacion para las muestras de la
Formacion Mugrosa que se encuentran pulverizadas en 60 micras por la molienda de bolas, se
tomaron tres (3) muestras en diferentes proporciones para garantizar la representatividad de los
tamafos y areas en toda la muestra. En la tabla 17, se detallan los resultados obtenidos del &rea

superficial y la distribucion del tamafio de particula.

Tabla 17. Area superficial y tamafio de particula Fm Mugrosa

Tamafio de particula (nm)

Muestra Area superficial (m?/g)

Medicion Valor
1 1103.2

1 2 1450.6 1.9
3 1181.1
1 1343.2

2 2 575 1.5
3 981.3

3 Unica 548.8 1.4

Promedio 1 1026.2 1.6
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El valor del &rea superficial, como el tamafio de particulas (inversamente proporcional), suele
estar altamente influenciado por la presencia de arcillas en la composicion mineraldgica de la roca,
presente en las muestras de la Formacion Mugrosa, que cuenta principalmente con caolinita, clorita
y halloysita. La superficie especifica o area superficial de estas muestras con altos contenidos de
arcilla posee un valor promedio de 1.6 m?/g con un tamafio de particulas que varia 550 hasta 1450,
sin embargo, su valor promedio esta dado en aproximadamente 1026.2 nm (1.03 micras).

De acuerdo con los resultados, la Formacién Mugrosa contiene diferentes tamafios de
particulas, asociado con su mineralogia y a la heterogeneidad mostrada en los anélisis petrofisicos,
sin embargo, pese a la variacion de tamafos de particula se mantienen valores cercanos de area
superficial. Este valor de area permite estudiar la adsorcién de la roca a partir de la interaccion

roca-fluido con la realizacién de pruebas estaticas.

5. Estudio de Adsorcién de la Formacion Mugrosa en Interaccion Roca-Fluido.

La adsorcion es el fendmeno donde la sustancia quimica de desplaza desde la fase disuelta para
entrar en contacto con el sustrato rocoso en la interfase liquido-sélido; ese contacto permite la
distribucion selectiva de la sustancia alrededor de la superficie principalmente por interaccion
entre moléculas de tipo electroestatico o hidrofébicas. Es por ello, que el estudio de este fenédmeno
permite asociar la cantidad inyectada del surfactante que se adhiere al sustrato rocoso y por
consecuente, la disponibilidad del quimico para utilizarse como método de desplazamiento de
crudo.

Las pruebas experimentales que incurren en el estudio principalmente son la seleccién de un
surfactante y/o mezcla de surfactantes adecuada para la inyeccion en muestras de la Formacién

Mugrosa de acuerdo con su caracterizacion composicional y petrofisica, la caracterizacion y
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comportamiento de la formulacién quimica planteada (incluyendo pruebas de interaccion fluido-
fluido segun Winsor, concentracion micelar critica y tension interfacial) y finalmente, las pruebas
de adsorcidn estéatica en la interaccion roca-fluido, identificando los mecanismos y la cantidad de

surfactante adsorbido en las muestras de la Formacion Mugrosa.

5.1.Materiales
5.1.1. Reactivos
e Sustrato Rocoso

El sustrato de la Formacion Mugrosa utilizado para el estudio de adsorcidn, se extrae de las
muestreadas en la zona M01-B, M01-C y M05-B, se pulverizan por la molienda de bolas hasta
alcanzar un tamafo de particula de 60 micras, se caracterizan (especialmente con area superficial)
y posteriormente se pesan. Para estos experimentos fue necesario aproximadamente 500 gr de
sustrato.
e Surfactantes

Para la interaccion fluido-fluido fueron utilizados cuatro (4) productos que contienen un
surfactante aniénico y no iénico; estas formulaciones de nombre comercial EOR300, EOR300TP,
EOR507M y EOR50 respectivamente, son productos donados para la investigacién y han sido
seleccionados de acuerdo al tipo de surfactantes asociados en el producto, es decir, que a partir de
los resultados obtenidos de la composicion mineralogica y la revision bibliografica, se seleccionan
estos cuatro (4) productos para la evaluacion en la interaccion roca-fluido, donde el tipo de carga
de los surfactantes anionico y no ionico puede favorecer el desplazamiento de crudo, teniendo en
cuenta los minerales de arcillas como la clorita y la caolinita, que generan ambientes

electronegativos. A continuacion, en la Tabla 18 se realiza una descripcion de las propiedades
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principales de los surfactantes de nombre comercial identificados para el estudio de interaccion
fluido-fluido.

Tabla 18. Propiedades de surfactantes utilizados

Surfactante Propiedades

» Surfactantes Anidnico y No lonico Liquido
traslucido ligero amarillo
* Densidad=0.96 g/cc
EOR 300TP *  pH=6.50
» Soluble en agua
+ Surfactantes Anidnico y No lénico con
EOR 507M Nanoparticulas de Silice
» Liquido de amarillo &mbar
* Densidad=1.07 g/cc
EOR 50 * pH=40
» Soluble en agua

EOR 300

De acuerdo con la Tabla 18, las formulaciones de surfactantes EOR300 y EOR 300TP
comparten las propiedades generales, igualmente, la pareja de formulaciones de surfactantes EOR
507M y EOR50, sin embargo, cada formulacion presenta una apuesta de aplicacion en
recuperacion mejorada de crudo, asociada a las variaciones composicionales como las
concentraciones de surfactantes, aplicacion de solventes mutuales y para el caso de EOR507M y
EORS50, la presencia de nanoparticulas de silice.

e Salmuera

Se realiza inicialmente una preparacion de salmuera sintética con concentraciones de salinidad
variable de cloruro de sodio (NaCl) para realizar el estudio de interaccion fluido-fluido con
comportamiento segin Winsor, que permita seleccionar la formulacién quimica con mejor

comportamiento de sinergia en la interfase salmuera-surfactante-crudo.
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e Crudo

El crudo utilizado para la interaccion fluido-fluido es un crudo de la Formacién Mugrosa de un
campo colombiano, el contenido de agua del crudo se encuentra por debajo del 1% p/p y con un
tamafio de sedimentos por debajo de 0.5%v/v. A continuacion, en la Tabla 19 se describen todas

propiedades generales del crudo.

Tabla 19. Propiedades del crudo Fm Mugrosa

Crudo Propiedades

» Contenido de agua por Karl Fischer =0.30% p/p
* Densidad @60°F=0.89 g/cc
» Gravedad API=27.08
* Viscosidad @84°F = 164.20 cP
* Viscosidad @140°F = 43.88 cP
» Peso Molecular= 313.6 g/mol
*  C30+ (%)= 44.05

Formacién Mugrosa

5.1.2. Equiposy Funciones
e Pipetas

Se utilizan pipetas de vidrio graduadas de 10 cc, estas permiten realizar la interaccién fluido-
fluido de las formulaciones de surfactantes a diferentes salinidades con crudo a partir de una
relacion 1:1, afiadiendo 5 cc de solucion de surfactante y posteriormente se afiaden los 5 cc
restantes de crudo.
e Turbidimetro

Las mediciones de turbidez se realizan a partir de un turbidimetro portatil Hach 2100Q (ver
Figura 45), la turbidez permite medir la cantidad de particulas suspendidas en la salmuera (Hach,
2023), y a partir de esta medicion se puede determinar la concentracion micelar critica (CMC) e
identificar el tipo de surfactante utilizado en la formulacion con mejor comportamiento en la

interaccion fluido-fluido.
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Figura 45. Turbidimetro Hach 2100Q

Tomado de: (Hach, 2023).

e Tensiometro Gota Giratoria

Permite determinar el valor de tension interfacial cuando se aplica diferentes concentraciones
de la formulacion del surfactante seleccionado con crudo. El equipo utilizado es un tensiémetro de
gota giratoria M65 (ver Figura 46), posee un control de temperatura sensible hasta 212°F, unas
revoluciones giratorias por minuto hasta 11,000 rpm y a través de una camara con aumento de 25x
permite observar el comportamiento de elongacién de la muestra de crudo a lo largo del tiempo
(Grace Instrument, 2023).

Figura 46. Tensiometro de Gota Giratoria M65

Tomado de: (Grace Instrument, 2023).

e pH-metro.

Medidor de pH y conductividad. 0.1/0.01pH. 0-212°F, de APERA INSTRUMENTS.
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e Centrifuga DAIHAN

Centrifuga de 6 agujeros con rotor angular 3400rpm, de Scientific. Modelo: Co. Cef-50.6.

e Espectrofotometro UV/Visible

Espectrofotometro UV/VISIBLE, DOBLE HAZ, MAPADA P5. Fabricante: Shanghai
MAPADA Instruments Co., Ltd. Certificado 1ISO9001, 1SO14001, OHSAS18001, CE-EMC, CE-
LVD, ROHS (Ver Figura 47). Este equipo emite un rayo de radiacion electromagnética que pasa
a través de la solucion de la formulacion de surfactante con salmuera, de acuerdo con la ley de
Beer-Lambert (ver ecuacién 5), permite calcular su capacidad de absorcidn, que depende de la
concentracion y el tipo del surfactante que se identifica en una longitud de onda especifica (Global

Scientific, 2023).

Figura 47. Espectrofotémetro UV/VIS

Tomado de: (Global Scientific, 2023).

Ley Beer-Lambert: A=Cx*ex* L ®))

A = Absorbancia de la muestra

C = Concentracién de la muestra

& = Absorptividad molar

L = Longitud del paso 6ptico que contiene la muestra
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5.2.Metodologia y Analisis Interaccién Fluido-Fluido

La interaccion fluido-fluido consiste en la evaluacion experimental de las formulaciones de
surfactantes en solucion con la salmuera de NaCl a diferentes concentraciones de salinidad, en
contacto con el crudo de la Formacion Mugrosa. De acuerdo con lo descrito por Winsor (1954), el
andlisis fluido-fluido consiste en observar el comportamiento del surfactante cuando este se ubica
en la interfase entre la salmuera y el crudo. EI comportamiento depende de la salinidad, de la
capacidad del surfactante en generar microemulsion y su interaccién en la interfase, que permita
evidenciar con claridad la separacion fases por densidades. A continuacién, en la Figura 48 se

detalla la metodologia utilizada para el andlisis fluido-fluido de los surfactantes identificados.

Figura 48. Metodologia para interaccién fluido-fluido

Preparacion de salmuera sintética de NaCl a 1000, 2000, 3000,

01 5000y 7000 ppm de salinidad
Preparacion de surfactantes a una concentracion de 5000 ppm,
02 .. . . .
en solucion con las diferentes salinidades de la salmuera.
03 En una pipeta de 10cc, se adiciona Scc de cada una de las
soluciones de surfactante con salmuera sintética.
04 Se adiciona S cc de crudo restantes en las S pipetas de 10 cc, de

cada unas de las soluciones de surfactante con salmuera sintética.

Se realiza agitacion manual y constante de la pipeta en alrededor
05 de 20 ciclos para generar un contacto entre el crudo y el surfactante en
solucion.

Se deja en reposo la pipeta 24 horas, se realiza un monitoreo y

06 analisis del comportamiento para 7 dias .

Adaptado de: (Winsor, 1954).
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De acuerdo con la metodologia planteada, se realiza el analisis de la interaccién fluido-fluido
para las cuatro (4) productos de surfactantes a una concentracion constante de 5000 ppm, a fin de
mantener una concentracion alta que permita estar por encima de la CMC y generar una
microemulsion corroborada visualmente en el comportamiento de fases. Estas soluciones de
surfactantes estaran diluidas a diferentes concentraciones de NaCl y en contacto con crudo de la

Formacion Mugrosa. A continuacion, se realiza la descripcion del comportamiento de cada uno de

los productos de surfactantes descritos en la Figura 49 a diferentes salinidades.

Figura 49. Comportamiento de fases en funcién de la salinidad de surfactantes
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De acuerdo al comportamiento de fases observado en las Figuras 49a y 49b, los productos
identificados bajo los cddigos EOR 300 y EOR 300TP, demuestran una baja eficiencia. Se puede
observar en estos casos, que no hay una buena distribucién de las fases, lo cual indica una baja
capacidad del surfactante en ubicarse en la interfase liquido/liquido, por lo que no hay generacion
de microemulsién a lo largo del barrido de salinidad. A pesar de esto, el sistema EOR300TP se
comporta mejor que en el sistema EOR300. Sin embargo, ninguno de estos dos productos cumple
con lo esperado para una formulacion de EOR quimico en comparacion con los productos
EOR507M y EOR 50.

Por su parte, el comportamiento de fases observado en las Figuras 49c y 49d para los productos
identificados con los cédigos EOR 507M y EOR 50, presentan una alta interaccion del surfactante
en la interfase liquido/liquido. Se observa una distribucion de las fases inmiscibles, sin adherencia
de los fluidos a la superficie de la pipeta y hay generacion de microemulsion en la interfase a lo

largo del barrido de salinidad. Sin embargo, el mejor comportamiento de fases de estos productos
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se encuentra presente en el producto identificado como EOR 50, teniendo en cuenta, la generacion
de microemulsidn y su alta eficiencia en la distribucion de las fases.

Teniendo en cuenta lo anterior, se realiza una corroboracién del comportamiento de fases del
producto EOR50 para valores de salinidad comprendidos entre 1000 y 3000 ppm, y a su vez,
evaluar la generacion de la microemulsion. En la Figura 50, se describen los puntos de salinidad a

una concentracion de surfactante igual a 5000 ppm.

Figura 50. Comportamiento de fases producto EOR 50 (segunda prueba)

Salinidad
10000 | 20000 23000 30000
ppm ppm pPpm ppm

Con la segunda prueba, en las pipetas se realiza una marcacion con una linea blanca
continda donde se encuentra inicialmente el crudo afiadido y posteriormente, al aplicar el producto
EOR50, se genera una microemulsion que va desde la interfase liquido/liquido hasta la linea blanca
discontinua. Por lo tanto, se corrobora que el producto EOR50 mantiene un buen comportamiento
fase liquido/liquido a diferentes porcentajes de salinidad y su generacion de la microemulsion.

Basados en el comportamiento fases y teniendo en cuenta la referencia de Naranjo (2010), se
selecciona el producto EOR50 y se fija la salinidad a una concentracion de 9330 ppm (cercana a

los 10000 ppm evaluados) con respecto a los datos de analisis fisicoquimicos (AFQ) del agua de
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formacion del pozo Lisama 0052 (ver Apéndice A) para realizar el estudio de adsorcion estatica y
dindmica, y posteriormente, la evaluacion de desplazamiento de crudo. Sin embargo, de acuerdo
al comportamiento de fases, es importante resaltar que para salinidades mayores de 10000 ppm
(no documentadas para la Formacién Mugrosa), especialmente para 20000 ppm, es posible generar
una mayor microemulsion teniendo en cuenta la accion del producto surfactante en la interfase
segun Winsor tipo Ill.
5.3.Propiedades de formulacién de Surfactantes EOR 50

Una vez escogida la formulacion a su salinidad correspondiente, se realiza una caracterizacion
del surfactante EOR50 en solucion de NaCl a 9330 ppm, principalmente para determinar las
propiedades que influyen en los estudios de adsorcion y desplazamiento de crudo, tales como, la
naturaleza del surfactante, su concentracion micelar critica (CMC) y la tension interfacial.
5.3.1. Naturaleza del producto EOR50

De acuerdo con la ficha técnica del producto identificado con el cdigo EOR 50; cuenta con un
surfactante con tipo de carga negativa, conocido como surfactante anionico y un surfactante sin
carga (no ionico). Por medio de una prueba de turbidez, es posible identificar el tipo de carga
i6nica polar asociada al surfactante que se encuentra en el producto EOR50; esta prueba consiste
en relacionar un surfactante de una carga opuesta para identificar la naturaleza del surfactante y su
tipo de carga, de acuerdo con la ficha técnica, para este caso, se realiza la adicion de un surfactante
catidnico a diferente relacion de volumenes para realizar la interaccion con el surfactante anionico
y generar posteriormente un aumento en la turbidez de la solucién. Los surfactantes se encuentran
con una concentracion de 100 ppm en solucion de NaCl a 9330 ppm. Inicialmente, se adiciona 10
cc de surfactante anionico y posteriormente, se adiciona 1 cc de surfactante cationico, para

observar su comportamiento de turbidez (ver Apéndice B). A continuacion, en la Figura 51, se
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observa los resultados obtenidos para la identificar la naturaleza del grupo polar en el surfactante
EOR50.

Figura 51. Naturaleza de producto surfactante EOR50

Turbidez Surfactante Anionico

0.00 300 6.00 9.00 12.00 15.00 18.00 21.00 24.00 27.00 30.00
%Volumen Surfactante Catidnico (v/vt)

De acuerdo con la figura 54, solo es posible identificar el grupo polar del surfactante que
cuenta con carga negativa asociada al surfactante tipo anionico. El surfactante aniénico presenta
un aumento en la turbidez hasta un 13% de volumen afiadido de surfactante cationico en solucion
formando un surfactante catanionico Yy posteriormente, a ese porcentaje maximo de turbidez
(punto maximo de equivalencia), se genera una dilucion del volumen afiadido del catiénico en la
solucion, por lo tanto, disminuye el valor de turbidez.

5.3.2. Concentracion Micelar Critica (CMC) del producto EOR50

Para identificar el punto de concentracion donde se forman las primeras micelas en la
formulacion del surfactante EOR50, se utiliza la medicion de la turbidez, que identifica la
formacion de micelas, cuando existe un cambio abrupto en la pendiente de la turbidez con respecto
a la concentracion (ver Apéndice C). A continuacién, en la Figura 52 se observan los resultados

obtenidos en la medicion de la CMC con el turbidimetro Hach 21000Q.
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Figura 52. Determinacion de la CMC EOR50 en funcion de la concentracién de surfactante
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A partir de una grafica del logaritmo de la concentracion con respecto al logaritmo de la
turbidez, el punto de concentracion donde se existe el cambio de la pendiente y donde se
encuentran las primeras micelas, conocido como CMC es en 0.05% m/v, es decir, 500 ppm de
concentracion.

5.3.3. Tension Interfacial del producto EOR50

La medicion de tension interfacial se realiza en el tensiometro de gota giratoria, donde la
formulacién del surfactante con una de salinidad 9300 ppm y a diferentes concentraciones de
producto por encima de la CMC (3000, 5000, 10000, 30000 y 50000 ppm, respectivamente) para
garantizar la generacion de microemulsion segin Winsor, se introduce en un tubo capilar como
fase continua y posteriormente entra en contacto con una gota de crudo. La gota de crudo es
sometida a la temperatura de la formacion dada en 140°F y a una cantidad de 6,000 rpm constante
(suficientes para garantizar la elongacion de la gota). Luego, de un tiempo la gota de crudo se

elonga y se realiza la medicion de la tension interfacial de acuerdo al didmetro obtenido de la
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elongacion. A continuacién, en la Figura 53 se observa los resultados obtenidos para la tension
interfacial (ver Apéndice D).

Figura 53. Tension Interfacial EOR50 en funcion de la concentracién de surfactante
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La aplicacion de la formulacion del surfactante EOR50 obtiene una reduccion de la tension
interfacial con el crudo de la Formacién Mugrosa que empieza con 49.61 mN/m sin aditivo hasta
un orden de x10"* mN/m para valores de concentracion de surfactante por encima de 5000 ppm.
De acuerdo con esto, es posible aplicar un 1% m/v de concentracion con una TIF de 0.56 mN/m,
teniendo en cuenta que para valores mayores no existe un cambio significativo en la medicion de
tension interfacial. Existen trabajos de investigadores como Kesarwani et al (2021), donde
estudian el comportamiento de la adsorcion, tension interfacial y EOR para sistemas con altas
concentraciones de surfactantes mixtos tales como anidnico/no ionico y otros con nanoparticulas
de silice (hasta 5000 ppm), de acuerdo a esto, cada concentracion depende de la eficiencia del
surfactante utilizado y para este estudio los productos utilizados muestran una disminucion de la

tension interfacial alrededor de los 10000 ppm.
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5.3.4. Curva de Calibracion del producto EOR50

Mediante la medicion de la absorbancia con respecto a la concentracion empleada, en el
espectrofotometro UV-vis se identifica una longitud de onda de 286 nm como el punto de maxima
absorcién de la formulacion del surfactante EOR 50 en solucién NaCl a 9330 ppm (ver Figura 54).
Esta longitud de onda se utiliza como referencia en todas las concentraciones medidas en el
espectrofotometro UV-vis para la construccion de la curva de calibracion. Esta curva permite
realizar una estimacion lineal de acuerdo con la Ley de Beer-Lambert, para calcular la
concentracion final del surfactante en la construccion de las isotermas de adsorcién. A
continuacion, la ecuacion (6) detalla la determinacion del valor de la concentracion final del

surfactante a partir de la curva de calibracion (ver la Figura 55).

Figura 54. Determinacion del rango UV-vis para el surfactante EOR 50
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Figura 55. Curva de calibracién del surfactante EOR 50 — Ley de Beer
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De acuerdo con la ecuacién (6), con una tendencia lineal se correlacionan los datos de
absorbancia (Y) con la concentracion del surfactante EOR50 (X). Por lo tanto, para realizar el
calculo de la concentracién final (Cf) adsorbida es a partir de la originada de la ecuacién (6) y

descrita en la ecuacion (7):

ABS = 4.47008325 * Cf — 0.00857726 (7)

Se calcula Cf despejando de la ecuacion (7):

ABS+0.00857726 (8)
4.47008325

m
Cf (%) =
Finalmente, con la ecuacion (8) se representa el comportamiento lineal descrito en la Ley de

Beer y permite calcular la concentracion final del surfactante a partir de una medicion de

absorbancia, durante el estudio de la adsorcion estatica en el sustrato rocoso.
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5.4.Metodologia y Anélisis de Interaccion Roca-Fluido: Isotermas de adsorcion

El estudio de adsorcion estatica se lleva a cabo a partir de interaccion roca Formacion Mugrosa-
formulacién de surfactante EOR50 con salinidad de 9330 ppm y pH de 7 (neutro) a diferentes
concentraciones (entre 0.1 y 8 veces la CMC). De acuerdo con la metodologia planteada por
Mousalli (2021), se realiza la construccién de las isotermas de adsorcién utilizando una relacion
de sustrato rocoso 1:1.5 de surfactante para muestras menores a 20 micras, es decir, por cada 59
de sustrato afiadido, se adiciona 7.5g de solucién de surfactante. Luego de afadir el surfactante en
la roca se realiza un proceso de agitacion manual, se deja en reposo alrededor de 24h para alcanzar
el equilibrio quimico y posteriormente, para separar el surfactante no adsorbido, conocido como
sobrenadante, se realiza un proceso de centrifugacion. A continuacion, en la Figura 56 se detalla

el paso a paso de la metodologia planteada para la construccién de las isotermas de adsorcién

estatica.
Figura 56. Metodologia para la adsorcion estatica

Pesado de Sg de sustrato en frasco para cada Dilucion del fluido sobrenadante en

01 » ox . . 06
punto de concentracion de surfactante relacion 1:15 para medicion.
Adicion de 7.5g en frasco de solu.clon Medicion de absorbancia UV-vis para cada

02  surfactante EORSO0 a concentraciones de unto de concentracion de surfactante 07
0.1CMC a 100CMC p

03 Agitacion manual en 20 ciclos y se deja en Cilculo de la concentracion final del 08
reposo cada frasco durante 24 horas surfactante a partir de la Ley de Beer

04 Pasada las 24h, centrifugacion de Calculo del exceso superficial del surfactante 09
muestras a 3400 rpm por 20 min. adsorbide en unidades de g/m2

05 Extraccion del surfactante EORS0 Relacion logaritmica de la concentracion final 10

"~ sobrenadante de cada frasco. de surfactante con respecto al exceso superficial

Adaptado de: (Mousalli, 2021).
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De acuerdo con la metodologia de adsorcidn estatica, posteriormente a la extraccion del
surfactante no adsorbido (sobrenadante), se le realiza un proceso de dilucion en salmuera NaCl de
9330 ppm a una relacién 1:15, principalmente, para garantizar la medicién de la absorbancia del
fluido no adsorbido en el espectrofotometro UV-Vis. Por lo tanto, la concentracion final (Cf)
descrita en la ecuacion (8), se reemplaza como concentracion final diluida (Cfq) en la ecuacion (9)
de la Ley Beer, y posteriormente, se realiza el calculo de la medicion final de la concentracion

final no diluida (%m/v) identificada a continuacién como (Cff) en la ecuacion (10):

ABS+0.00857726

m —
Cfa(% ;) T 447008325 9)
Cf (%) = L2 (10)

Luego del célculo de las concentraciones finales del surfactante no adsorbido por el sustrato
rocoso de la Formacion Mugrosa (ver ecuacion 10), se realiza la diferencia de la concentracién o
cantidad de gramos finales con respecto a la concentracion o cantidad de gramos de surfactante
inicial (ver ecuacion 11y ecuacion 12) para obtener la cantidad de gramos de surfactante adsorbido

en el sustrato.
Masa Surf final (g) = Cff(;%) * V(cc) (11)

Masa absorbida (g) = Masa Surf Inicial (g) — Masa Surf Final (g) (12)

El célculo del exceso superficial, descrito en la ecuacion (13), es la relacién entre la masa de

surfactante adsorbida y la cantidad de sustrato agregado (5g) por el area superficial (1.6 m?/g).
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Masa adsorbida (g)
5(g)*1.6(m2/g)

Exceso Superficial(%) = (13)

La relacion logaritmica de la concentracion final (Cff) con respecto al exceso superficial dado
por la concentracion adsorbida, para cada uno de los puntos de concentracion, es lo que se conoce
como construccion de las isotermas de adsorcion. Las isotermas se describen de acuerdo al modelo
de 4 regiones, que permite identificar los mecanismos presentes en la adsorcion del surfactante en
el sustrato de la Formacién Mugrosa. Para este caso, se realiza el calculo de quince (15) puntos de
concentracion (ver Apéndice E), luego, en la Figura 57 se realiza el gréafico para el modelo de 4
regiones y posteriormente, se describen las regiones de adsorcion obtenidas para el producto
surfactante EORS50.

Figura 57. Isotermas de adsorcién EOR50 - Modelo de 4 regiones
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De acuerdo con la Figura 60, la adsorcion estatica de la formulacion de surfactante EOR50
a 9330 ppm de NaCl en el sustrato rocoso de la Formacién Mugrosa, logra identificar 3 regiones.
Debido a que la region | en las isotermas comprende valores de concentracién final tan bajos, que
en el equipo UV-Vis no logra apreciar su medicion de absorbancia (con concentraciones minimas
alrededor de 0.00335 %m/v con exceso superficiales en el orden de x10°g/m?). Sin embargo, de acuerdo
con lo descrito en la region |1, es posible afirmar que existe una interaccion ionica debido a las
fuerzas de Van der Waals de las distribuciones de cargas eléctricas de las moléculas del surfactante
polar, interactuando con el ambiente del sustrato rocoso de la Formacién Mugrosa cargado
electronegativamente por naturaleza arcillosa.

La region |1, se empieza a generar un incremento en la pendiente de adsorcion respecto al
aumento de la concentracion final, cuando el grupo polar del surfactante interactGa con los sitios
de intercambio idnico en la superficie de los minerales de la Formacion Mugrosa para facilitar la
creacion de agregados denominados hemimicelas, estas pueden generarse a partir de los
mecanismos de interaccion electrostatica tales como intercambio i6nico y emparejamiento idnico
para el surfactante polar (aniénico) y puentes de hidrogeno formados con los grupos hidroxilos del
sustrato (caolinita y clorita) a través del grupo apolar de los surfactantes.

En la region 111, se evidencia un aumento de la adsorcion del surfactante debido a que en
dicha region se presenta agregados denominados admicela y su pendiente es creciente a medida
que la concentracion aumenta hasta la CMC. De acuerdo con lo descrito en la literatura, en esta
region la CMC corresponde al punto maximo de adsorcion en esta region, sin embargo, después
de la CMC la adsorcion estd dada principalmente por el rechazo hidrofobo entre las colas del
surfactante (grupo apolar) y la solucion acuosa. Tanto en la region Il como en la Il a

concentraciones bajas, existe un aumento en el exceso superficial en mismos puntos de
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concentracion final, teniendo en cuenta, que las mediciones realizadas en el UV-VIS muestran
valores similares de absorbancia en ciertos puntos de concentraciones bajos no tan distantes
asociados principalmente a la sensibilidad del equipo.

De acuerdo con Zhang y Somasundaran (2006), el incremento dado en la pendiente de la
isoterma en la region 111 por el producto EOR50 y no en la region 11 (como normalmente ocurre),
corresponde principalmente a la ausencia de las interacciones electrostaticas y se adsorbe més el
grupo apolar del producto; sus agregados a concentraciones bajas se forman principalmente por
puentes de hidrégeno y al aumentarse, se forman a partir de la interaccion lateral en las colas
lipofilicas que incrementa la adsorcién (ver Apéndice F).

Para la region IV, muchos autores han estudiado el comportamiento de los surfactantes
con respecto a la CMC, donde usualmente se observa que por encima de la CMC una adsorcion
méaxima y a concentraciones inicialmente altas, favorecen la creacién de micelas y su pendiente
igual a cero en la adsorcidn, es decir, que los valores de adsorcion se mantienen constante con la
concentracion y es nula debido a que el sustrato se encuentra saturado y no existe lugar en el medio
poroso donde el surfactante se pueda adsorber y solo actGa el grupo apolar con la formacion de
multiples capas. Sin embargo, de acuerdo con Zhang y Somasundaran (2006) & Pham (2015), el
valor de la CMC disminuye drasticamente con fuerzas ionicas altas y posterior a la CMC es
posible la formacion de admicelas y aumento de la densidad del surfactante hasta alcanzar la

adsorcion maxima.
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5.5.Andlisis de la Adsorcion Estatica
La adsorcion estatica del surfactante EOR50 en el sustrato rocoso de la Formacion Mugrosa,
esta dada por el calculo del porcentaje de masa adsorbida. De acuerdo con Du et al (2020), la
capacidad de adsorcidon también es medida a partir de la diferencia que existe entre la masa inicial
de surfactante afiadido con respecto a la masa final extraida en el sobrenadante luego de la
interaccion roca-fluido sobre la masa inicial (ver Apéndice G). A continuacion, en la Figura 58 se
describen los resultados obtenidos de porcentaje de adsorcion estatica (Yom/m) con respecto a la
cantidad de masa inicial en diferentes puntos de concentracion (%om/v).
Figura 58. Adsorcidn estatica producto EOR50
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De acuerdo con los datos, el valor del porcentaje de la masa de adsorcion del producto EOR50
asociado a diferentes valores de concentracion en la Formacion Mugrosa oscila en un rango de 60
al 80% que esta delimitado en la Figura 58 por unas lineas rojas. El porcentaje de adsorcion dado

en la interaccion roca-fluido cuando los surfactantes se encuentran en contacto las 24 horas con
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una masa de la Formacion Mugrosa, presume que existe una adsorcion asociada a mecanismos
tales como puentes de hidrogeno y a la interaccion ionica con el sustrato. Por lo tanto, el porcentaje
promedio de adsorcidn estatica se encuentra alrededor del 0.7g/g de roca, siendo este valor el peor
escenario en la interaccion roca-fluido, donde se permite observar la méxima capacidad de
adsorcion del sustrato a diferentes concentraciones dadas y a su vez, genera informacion para el

posterior estudio de adsorcién dindmica y pruebas de desplazamiento de crudo.

6. Evaluacion de la Eficiencia de Desplazamiento de Crudo con la Inyeccion de

Surfactantes.

La inyeccion de surfactantes en un medio poroso evalua la interaccion roca-fluido a partir de unas
condiciones experimentales que representan la condicidn de yacimiento; estas pruebas establecen
los parametros mas relevantes de la formacion tales como la temperatura, salmuera de formacion,
pH, presion de confinamiento y viscosidades de los fluidos y posteriormente, estimar la cantidad
de fluido desplazado por el medio de la cuantificacion de los efluentes.

Una prueba de desplazamiento permite evalla la aplicabilidad de un método de recobro
mejorado térmico y no térmica, a partir de la construccion de las curvas de permeabilidad relativas
con respecto a la saturacién de agua inyectada en el sistema. Se estima el comportamiento
desplazado de los fluidos, se calcula la cantidad de agua desplazada y se evalua el desplazamiento
de crudo por accién de la inyeccién agua, y posteriormente, de la aplicacién de una formulacién
de surfactantes. Para la Formacién Mugrosa los surfactantes inyectados son la formulacion del

producto EOR50 (surfactante anionico y no iénico con nanoparticulas de silice).
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6.1.Materiales
6.1.1. Reactivos
e Sustrato Rocoso

El sustrato de la Formacion Mugrosa utilizado para las pruebas de desplazamientos y adsorcion
dinamica, son las cuatro (4) muestras plugs que cuentan con analisis petrofisicos (ver Tabla 9) y
estan identificadas como M01-B-1, M01-B-2, M01-C y M05-B, y una (1) muestra de roca Berea
que ha sido previamente pasada por un proceso de limpieza con tolueno y que contiene altas
propiedades petrofisicas, para el desarrollo de pruebas preliminares que permiten desarrollar y
afianzar la metodologia experimental.
e Surfactantes

La formulacién utilizada de surfactante es el EOR50, compuesta de surfactantes aniénico y no
iGnico con nanoparticulas de silice, con una concentracion de 10,000 ppm (1%m/v), diluido en una
salmuera sintética de 9330 ppm de NaCl y pH=7.
e Salmuera

La salmuera sintética se realiza con una concentracion de 9330 ppm de cloruro de sodio (NaCl)
(Naranjo, 2010) para realizar las pruebas de desplazamiento de crudo y adsorciéon dindmica. A

continuacion, en la Tabla 20, se describen algunas propiedades de la salmuera.

Tabla 20. Propiedades de salmuera sintética

Salmuera Propiedades
s pH=7
Sintética a 9330 ppm * Densidad @60°F= 0.998 g/cc
de NacCl * Viscosidad @84°F = 1.95 cP

* Viscosidad @140°F =1.70 cP
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e Crudo
El crudo utilizado para las pruebas de desplazamiento, es el mismo de la interaccion fluido-

fluido es un crudo de la Formacion Mugrosa de un campo colombiano y sus propiedades estan

descritas en la Tabla 19.

6.1.2. Equiposy Funciones

El equipo utilizado para las pruebas de desplazamiento de crudo y adsorcion dindmica es el equipo

STEAM LDE del grupo de investigacion de recobro mejorado (GRM). El equipo cuenta con un

sistema automatizado de medicion de datos y permite realizar pruebas a condiciones de

temperatura y presion de yacimiento para recobros térmicos y no térmicos. Para el desarrollo de la
prueba se realiza la adecuacién del equipo para inyeccion de quimicos a partir de un Core Holder.

A continuacion, de acuerdo con la Figura 59 del equipo STEAM LDE, se realiza una descripcion

del equipo a través de los sistemas que lo componen:

% Sistema de inyeccidén: Compuesto principalmente por una bomba tipo jeringa de la marca
Teledyne Isco, esta bomba cuenta un motor paso a paso que desplaza el aceite hidraulico hasta
los cilindros portamuestras para realizar la posterior inyeccion. La bomba con sistema de
control automatizado cuenta con un rango de presion entre 7500 psig y 10 psig, y con caudales

de fujo entre 0.001 cc/min — 204 cc/min (Vertex Technics, 2023).

K/

% Sistema de calentamiento: Permite garantizar la condicion de temperatura en el yacimiento
(140°F); este sistema esta integrado principalmente por un horno universal de laboratorio que
a partir de una transferencia de calor por conveccion permite mantener los cilindros
portamuestras de los fluidos a las condiciones deseadas de temperatura.

+« Sistema de desplazamiento: Este sistema consta de tres (3) cilindros portamuestras que

cuentan con un piston de desplazamiento que permite con empuje de aceite hidraulico
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suministrar los fluidos a un medio poroso, conocido como core holder. El core holder con una
longitud de 17 cm, permite ingresar la muestra de roca plug en una manta de calentamiento
que mantiene la temperatura y a su vez, realiza un confinamiento de la muestra, presurizada
con una bomba manual de aceite hidraulico. En este sistema se realiza la inyeccion (1) de las
muestras y saturacion del medio poroso para posteriormente, a través de un recolector de
efluentes, se realiza la toma de muestras de los fluidos salientes de la zona de produccion (2)
en un tiempo establecido de acuerdo con la tasa inyectada y al volumen poroso de la muestra
de roca seleccionada.

% Sistema de medicion: Son un conjunto de medidores de presion; estos permiten calcular la
caida de presion en los puntos de inyeccion y produccién de la configuracién seleccionada.
Este sistema estd compuesto de medidores o también conocido como Smar de alto rango (hasta
3600 psi), rango medio (hasta 360 psi) y rango bajo (36 psi).

Figura 59. Equipo de desplazamiento STEAM LDE - GRM
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;1 TE neor Hono 31 Cargae BPR 31
******************* ! 13 conN2 R —
Siemade Inyeccion 1+ g 33 3
Sistema de Calentamiento
Sistema de Desplazamiento

Creado por: Autor (Lab GRM-UIS)
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6.2. Metodologia Experimental Adsorcion Dinamica Surfactante EOR 50

La metodologia planteada para la adsorcion dindmica es un conjunto del protocolo establecido
para la adsorcion estatica y las pruebas dindmicas de desplazamiento de crudo. En la adsorcion
dindmica se utilizaron las muestras de la Formacion Mugrosa identificadas como M01-B-2 y M05-
B, estas muestras de analisis petrofisicos distantes, se unen en una (1) sola muestra a partir de un
enmangado (ver Figura 60), para garantizar el requerimiento de volumen del equipo core holder
para la prueba dinamica (aproximadamente 15 cm de muestra).

Figura 60. Enmangado muestras Formacion Mugrosa — Adsorcion dindmica

A continuacion, en la Figura 61 se describe la metodologia para la adsorcion dinamica.

Figura 61. Metodologia para adsorcion dindmica surfactante

Curva de calibracion para la formulacion Inyeccion de formulacion de surfactante
01 surfactante EORS0 para inyectar en el equipo a tasa de 0.2 cc/min y recoleccion (4
dinamico. de efluentes cada 20 minutos.

Montaje de muestra de roca, adecuacion de Medicion de absorbancia UV-vis para los 4cc

02 lineas y c?ndlcmnes de equipo (Ty& Presion obtenidos de surfactante en los efluentes 0s
confinamiento).
Saturacion de muestra con salmuera sintética a Calculo de la concentracion final del

03 tasa 0.2 cc/min hasta completar Svp estables. Kabs surfactante a partir de la Ley de Beery 06
al agua. su porcentaje de masa adsorbida dinamica.

Adaptado de: Wei (2020) & Alvarez (2018). Modificado por: Autor (Lab EOR-ICP)
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6.3.Andlisis de Adsorcion Dindmica

De acuerdo con Wei (2020) & Alvarez (2018), el anélisis de la adsorcion dinamica de los
surfactantes se realiza a partir de la medicion de la masa final adsorbida con respecto al sustrato;
utilizando la curva de calibracién del surfactante EOR50 descrita en la ecuacion (8), la medicion
de absorbancia obtenida para cada volumen poroso inyectado y el recolectado, se permite calcular
la concentracion final del surfactante (ver Apéndice H), posteriormente, con la analogia planteada
por estos autores en la adsorcién dindmica, se realiza el calculo del surfactante adsorbido con
respecto a la cantidad maxima de surfactante adsorbida en el sustrato de la Formacion Mugrosa
cuando es inyectado a diferentes volimenes poroso (Vp) (ver Figura 62).

Figura 62. Adsorcién dinamica surfactante EOR50 en Formacién Mugrosa

Adsorcion Dinamica
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i .
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Volumen poroso inyectado, Vp

La formulacién de surfactante EOR50 inyectado en el medio poroso de la Formacion
Mugrosa es adsorbido en aproximadamente 0.11 g/g (11%), que en comparacion con la adsorcion

estatica (70%) es un porcentaje bajo.. Este producto EOR50 presenta una oscilaciéon dentro de un
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rango (como en la adsorcidn estatica), sin embargo, su adsorcion aumenta a medida que se inyectan
mas volumenes porosos, y de acuerdo con su tendencia, el valor méximo de adsorcion, cuando
donde su saturacién es completa, esta proyectado para una inyeccion de aproximadamente 25.5

volimenes porosos (Vp).

6.4. Metodologia Experimental Desplazamiento Crudo Surfactante EOR 50

El desplazamiento de crudo de la Formacion Mugrosa es iniciado con una muestra roca Berea,
esta roca es caracteristica porque cuenta con propiedades petrofisicas deseables como altas
permeabilidades y porosidades (ver Tabla 21), permitiendo una alta fluidez en la inyeccion de los
fluidos y a su vez, permita establecer una metodologia para la posterior inyeccién con las muestras
de la Formacion Mugrosa. Teniendo en cuenta lo anterior, y la disponibilidad de muestras, se
plantea una metodologia experimental acorde con la aplicacion del surfactante EOR50 para la
realizacion de pruebas de desplazamiento de crudo en la interaccion roca-fluido, partiendo del
ensayo experimental con una roca Berea. A continuacion, en la Figura 63 se describe la

metodologia experimental.

Tabla 21. Petrofisicos Basicos Roca Berea

Propiedades Petrofisicas Basicas

Muestra | ongitud ~ Diametro ¢ K
(cm) (cm) (%) (mD)

Berea 15 3.85 234 255.97
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Figura 63. Metodologia para el desplazamiento de crudo

Montaje de muestra de roca, adecuacion de Inyeccion de crudo para restauracion a
01  lineas y condiciones de equipo (Ty& Presion tasa de 0.2 cc/min. Determinacion Keo 05
confinamiento). después de 15 dias de restauracion.

Saturacion de muestra con salmuera sintética / Inyeccion de salmuera sintética a una tasa de
02  atasa 0.1,0.2,0.5 y 1 cc/min hasta completar 0.2 cc/min para calcular el Kew@Sory 06
5vp estables. Kabs al agua. recoleccion de efluentes

e A ey T (T e Inyeccion de formulacién de surfactante a

03 diferentes tasas (depende del diferencial). tasa de 0.2 cc/min pm_”é,l calcular EDy o7
recoleccion de efluentes.
I on d d ¢ on d Inyeccion de salmuera sintética a una tasa de 0.2

04 fyeccion ce crudo para restatiracion ¢e ml/min para corroborar corte de aguay 08

roca a tasa de 0.2 cc/min (15 dias). e e Py

Adaptado de: API (1956 & 1988). Modificado por: Autor (Lab EOR-ICP)

De acuerdo con la metodologia planteada y la revision bibliogréafica para la realizacion de
pruebas de desplazamiento, para la roca Berea y la roca de la Formacion Mugrosa, se realizan las

pruebas a unas condiciones de operacion especificas descritas en la Tabla 22.

Tabla 22. Condiciones operacionales pruebas de desplazamiento

Con(_jl(:lones Propiedades Pruebas
Experimentales
* Crudo: Formacion * Desplazamiento de
Mugrosa Gravedad crudo roca Berea
Temperatura= 140°F API=27.7 * Desplazamiento de
Presion de Confinamiento= » Surfactante EOR 50 crudo roca
1000 psi Concentracion 1% pH=7 MO01B1+MO01C1
Presion de poro= 200-400 » Salmuera NaCl 0.93%
psi pH=7
Caudal inyeccién=0.2 * Viscosidad crudo @140°F
cc/min =43.88 cP

» Viscosidad salmuera
@140°F=1.70 cP
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Durante el desarrollo de la prueba, después del montaje experimental, se realiza la
saturacion del medio poroso a partir de la inyeccion de salmuera NaCl a 9330 ppm, se calcula el
volumen poroso o volumen de llenado experimental del medio poroso; se mide el tiempo
determinado donde el fluido inyectado atraviesa todo el medio poroso y empieza a producir su
primera gota. Ese tiempo donde comienza a producir se multiplica por el caudal inyectado y
obtenemos el volumen de llenado experimental del medio poroso (Vmp) (ecuacion 14). Se puede
obtener el valor de la porosidad () (ecuacion 16), a partir de la relacion del Vmp calculado y el
volumen total de la muestra dado por las mediciones de longitud y diametro (ecuacion 15), A

continuacion, las ecuaciones:

Vmp (cc) =t*Q —Vm (14)

Ve (cc) = 1«2 (15)
%4

p=-F (16)

t = Tiempo de saturacién completa o primera gota producida (min)
. cc
Q = Caudal inectado (ﬁ)

V't = Volumen total muestra(cc)
Vm = Volumen muerto sistema (cc)
Vp = Volumen poroso (cc)
[ = longitud muestra roca (cm)
D = diametro muestra roca (cm)
De acuerdo con lo planteado por la ley de Darcy, descrito en la ecuacion (2) se realiza el
calculo de la permeabilidad absoluta en agua para los diferenciales de presion en 5 Vp estables

para cada una de las tasas de inyeccion de salmuera NaCl (0.1, 0.2, 0.5 y 1 cc/min). Con la misma
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ecuacion (2), se determina la permeabilidad efectiva inicial de aceite de la inyeccion de crudo Keo
en la saturacion de agua irreducible (Swir) o connata (Swc) en el punto de la primera gota de crudo
o0 conocido como break through (ecuacion 17 y ecuacion 18), la saturacion de aceite maxima (Soi)
(ecuacidn 19), el original o volumen poroso de hidrocarburo (HPCV) (ecuacion 20) y la saturacion

de aceite residual en el acumulado total (Sor) (ecuacion 21).

_MW

Vw = o (17)
Swir = W (18)
Soi =1 — Swir (19)
HPCV = Vp * Soi (20)
Sor = 2PV —"Voamax (21)

Vp
Vw = Volumen de agua producida en el break through
Mw = Masa de agua producida en el break through
Dw = Densidad del agua
Vmp = Volumen medio poroso
Voamax = Volumen aceite desplazado acumulado total(cc)
HPCV = Volumen poroso de hidrocarburo (cc)

Las permeabilidades relativas de Kro@Swir y Krw@Sor, conocido como los end points,
se calculan a partir de las respectivas permeabilidades efectivas con respecto a la permeabilidad
absoluta (K) (ecuacién 22 y ecuacion 23), cuando la inyeccion del aceite satura el sistema hasta
un contenido de agua irreducible y posteriormente, se inyecta agua hasta una saturacién de aceite

residual. Estos puntos estan dados por la medicion de la presion diferencial en el sistema de la
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roca Bera y la muestra de la Formacion Mugrosa con respecto a su caudal de inyeccion (ver

Apéndice I).
Krwsor = K‘A;{Sor (22)
Koswir
Krogyir = % (23)

Kwg,, = Permeabilidad efectiva del agua al Sor
Kog,ir = Permeabilidad efectiva del aceite al Swir

K = Permeabilidad absoluta al agua

Teniendo los célculos de Kro@Swir y Krw@Sor, conocido como los end points, de acuerdo
con Mehdi (1986), se construye la curva de permeabilidad relativa con el modelo de Hirasaki con
respecto a la saturacion de agua en el tiempo (Sw) (ecuacion 24 y ecuacion 25).

Krw = (Krw)gor * (SW)™ (24)

Kro = (Kro)syir * (1 — Sw)" (25)
Krw = Permeabilidad relativa al agua en cada punto de saturaciéon de agua
Kro = Permeabilidad relativa al aceite en cada punto de saturaciéon de agua

Donde n, es una medida del grado de heterogeneidad de un yacimiento; usualmente es un valor
igual a 2 (Mehdi, 1986).

A partir de la saturacion de agua y posteriormente a la aplicacion del surfactante en el medio
poroso saturado de crudo, se realiza una recoleccién de los efluentes, que por medio de la prueba
de resonancia magnetica nuclear (RMN) permite identificar la cantidad de petrdleo y agua que se
encuentra libre y emulsionada, evitando separaciones fisicas de los fluidos, estas mediciones se

realizan con repetibilidad observando los pardmetros de tiempo de relajacion y amplitud para cada
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recipiente de efluentes, finalmente, con estas pruebas se puede realizar la estimacion de la cantidad

de crudo y solucién acuosa recuperada en la produccion de los efluentes luego del proceso de

inyeccion (ver Apéndice J). Estos resultados cuantitativos permiten estimar la fraccion de volumen

de agua desplazada (Fw) (ecuacion 26) y la eficiencia de desplazamiento de crudo (ED) (ecuacion

27) con respecto a los volimenes porosos inyectados de fluido.

Vw

Fw = i (26)
Voa
ED = —2& %100 27)
HPCV

Vw = Volumen agua recuperada(cc)
Vo = Volumen aceite recuperado(cc)

Voa = Volumen aceite desplazado acumulado(cc)
FW = Fraccion de volumen de agua desplazada (%V/V)
ED = Eficiencia de desplazamiento de crudo (%V/V)

6.5.Analisis de Desplazamiento Crudo Surfactante EOR 50 — Roca Berea

Siguiendo la metodologia planteada y las ecuaciones utilizadas para el desplazamiento de

crudo con la aplicacién de la formulacion de surfactante EOR50 a una salinidad de 9330 pm. Se

presentan en la Tabla 23, los resultados de las propiedades petrofisicas medidas de la roca Berea,

el calculo de su porosidad a partir de los volimenes, los calculos de las permeabilidades Kro@Swir

y Krw@Sor, la saturacién de agua irreducible (Swir), saturacion de aceite maxima (Soi) y la

saturacion de aceite residual (Sor).

Tabla 23. Resultados porosidad y permeabilidad dinamica roca Berea

Propiedad Valor
Didmetro (cm) 3.85
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Longitud (cm) 15.00

Volumen total (cc) 174.62
Volumen muerto (cc) 1.50
Volumen poroso (cc) 25.40
Porosidad (%) 14.55
Volumen agua producida (cc) 19.23
Swir 0.243

Soi 0.757

HPCV 19.23

Sor 0.345
Kro@Swir 0.966
Krw@Sor 0.301
Krw@SorEOR50 0.252

De acuerdo con los resultados obtenidos y a partir de la cuantificacion de volumen de agua
y crudo producidos por RMN, se realiza la curva de eficiencia de desplazamiento y fraccién de

volumen de agua con respecto los volumenes porosos inyectados (ver Figura 64).

Figura 64. Eficiencia de desplazamiento de crudo — roca Berea
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Los resultados de ED en la muestra de roca Berea, luego de que no se evidencia
desplazamiento de crudo producto de la inyeccion de agua, que alcanza un valor de
aproximadamente 48.5% de crudo, reflejan que al aplicar la formulacion del surfactante EOR50
existe un aumento adicional de aproximadamente el 6% de su eficiencia de desplazamiento de
crudo y una reduccion de la fraccion del volumen de agua del 18%, producto de la produccion de
crudo en 0.5 volimenes porosos inyectados de formulacion de surfactante a un caudal de 0.2
cc/min. Luego, se desplaza el 6% de crudo donde se observa que la fraccion de volumen de agua
aumenta al 100% en 1 Vpy finalmente, se completan los 2 Vp de inyeccién de formulacién donde
no se evidencia mas presencia de crudo desplazado.

A partir del modelo de Hirasaki se construye la curva de permeabilidad relativa de la
inyeccion de salmuera y posteriormente, los end points de la inyeccién de la formulacion de
surfactante EORS50 en la roca Berea (ver Figura 65), a partir de los resultados obtenidos de las

propiedades y la cuantificacion de los fluidos por RMN.

Figura 65. Curva permeabilidades relativas — roca Berea
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En las curvas de permeabilidad relativa para la muestra de roca Berea, se puede observar
la disminucidn de la saturacion de aceite residual aproximadamente del 6%, tal como se observaba
en la eficiencia de desplazamiento de crudo. Teniendo en cuenta lo anterior, es posible afirmar que
la eficiencia de la aplicacion de la formulacion de surfactante EOR50 en una salinidad de 9330
ppm Yy posterior a la inyeccion de salmuera sintética (9330 ppm NaCl) en una muestra la roca
Berea esta dada en un 6%. También, que la metodologia planteada en el equipo STEAM LDE,
permite operar a condiciones de yacimiento y cuantificar la produccion a partir del célculo de unos
volimenes porosos inyectados, por lo tanto, es posible desarrollar el desplazamiento de crudo con
los pardmetros establecidos para las muestras de la Formacion Mugrosa.
6.6.Andlisis de Desplazamiento Crudo Surfactante EOR 50 — Formacion Mugrosa

De acuerdo con la metodologia planteada y analizada con la muestra de roca Berea, la
realizacion de la prueba con las muestras de la Formacion Mugrosa, se realizan para las muestras
identificadas como M01-B-1 y M01-C, estas muestras son muy similares en analisis petrofisicos
y mayores en permeabilidad a la M01-B-2 y M05-B de acuerdo con la Tabla 9, sin embargo,
poseen una longitud de aproximadamente 7.5 cm y de acuerdo con esto, es necesario realizar un
enmallado y recubrimiento con manga termo-encogible que permita unir las dos (2) muestras en

una (1) para garantizar el requerimiento de volumen del equipo core holder (ver Figura 66).

Figura 66. Enmangado muestras Formacién Mugrosa - ED
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Una vez enmangada las dos muestras de la Formacion Mugrosa, se realiza la medicion y el

calculo de las principales propiedades tales como el calculo de su porosidad a partir de los

volimenes, los célculos de las permeabilidades Kro@Swir y Krw@Sor, la saturacién de agua

irreducible (Swir) y la saturacion de aceite residual (Sor) (ver Tabla 24).

Tabla 24. Resultados porosidad y permeabilidad dinamica Formacién Mugrosa

Propiedad Valor
Diametro (cm) 155
Longitud (cm) 3.45

Volumen total (cc) 144.90
Volumen muerto (cc) 1.5
VVolumen poroso (cc) 25.06

Porosidad (%) 17.29
Volumen agua producida (cc) 13.09
Swir 0.478

Soi 0.522

HPCV 13.09

Sor 0.223

K 10.562

Kro@Swir 0.998
Krw@Sor 0.689
Krw@SorEOR50 0.636

De acuerdo con los resultados obtenidos y a partir de la cuantificacion de volumen de agua

y crudo producidos por RMN (ver Apéndice K), se realiza la curva de eficiencia de desplazamiento
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y fraccion de volumen de agua con respecto los volimenes porosos inyectados en la muestra de la
Formacion Mugrosa (ver Figura 67).

Figura 67. Eficiencia de desplazamiento de crudo — Formacién Mugrosa
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Los resultados de ED en la muestra de la Formacion Mugrosa, luego de que no se evidencia
desplazamiento de crudo producto de la inyeccion de agua, que alcanza un valor de
aproximadamente 48.9% de crudo, con la posterior aplicacion del surfactante EOR50, existe un
aumento de aproximadamente el 6% de su eficiencia de desplazamiento de crudo y una reduccion
de la fraccion del volumen de agua del 0.17, producto de la produccién de crudo en 1 Vp de
formulacion inyectada a un caudal de 0.2 cc/min, sin embargo, luego de desplazar el 6% de crudo
y seguir inyectando aproximadamente 2 Vp de formulacion, la fraccion de volumen de agua
aumenta al 100% y posteriormente, no se evidencia méas presencia de crudo desplazado.

A partir del modelo de Hirasaki se construye la curva de permeabilidad relativa de la inyeccion
de salmuera y posteriormente la inyeccion de la formulacion de surfactante EOR50 en la muestra
de la Formacion Mugrosa (ver Figura 68), con los resultados obtenidos de las propiedades, sus end

points y la cuantificacion de los fluidos por RMN.
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Figura 68. Curva permeabilidades relativas — Formacion Mugrosa
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Al igual que en la roca Berea, las curvas de permeabilidad relativa para la muestra de la
Formacion Mugrosa, presentan una disminucion de la saturacion de aceite residual
aproximadamente del 6%, tal como se observaba en la eficiencia de desplazamiento de crudo.
Teniendo en cuenta lo anterior, es posible afirmar que la eficiencia de la aplicacion de la
formulacién de surfactante EOR50 en una salinidad de 9330 ppm y posterior a la inyeccion de
salmuera sintética (9330 ppm NaCl) para las muestras de roca Berea y Formacion Mugrosa estan
dadas en un 6%.

Los desplazamientos de crudo con diferentes muestras de roca, han permitido desarrollar
una metodologia para la aplicacion de un producto de surfactantes identificado como EOR50; la
aplicacion del surfactante indica que es posible obtener un 6% adicional de crudo residual que
permanece sin desplazar despues de la inyeccion de agua. El 6% de desplazamiento de crudo esta

dado por la reduccion de la tension interfacial en un orden de x10-1 mN/m, donde la accién del
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surfactante permite ubicarse en la interfase roca-fluido para separar el crudo adherido al sustrato y
posteriormente desplazarlo a la produccion del sistema.

De acuerdo con la comparacion de desplazamiento de crudo para ambas muestras de Roca
con diferencias geoldgicas, la eficiencia de desplazamiento para ambas se encuentra alrededor del
6%, sin embargo, la Formacion Mugrosa en comparacion con la roca Berea, presenta el aporte
méaximo acumulativo de crudo a mayores volimenes porosos inyectados. Es decir, por su
composicion geoldgica, propiedades petrofisicas mas complejas y posible adsorcién, se requiere
mayor volumen de surfactante inyectado para obtener la maxima eficiencia de desplazamiento de

crudo para el producto EOR50 dada en 6%.
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7. Conclusiones

La Formacion Mugrosa a partir de sus analisis composicionales, son muestras petrofisicamente
heterogéneas, se clasifican como una roca tipo arcosa, que esta compuesta principalmente de
feldespato a un 38%, cuarzo al 26% vy arcillas al 27%, estas Ultimas, responsables de la adsorcion,
que afecta la inyeccion de los surfactantes, producto de los minerales abundantes con alta
capacidad de intercambio catibnico como Caolinita (Al:Si2Os5(OH)s) y Clorita
(Mg2sFe1esAlLsSiz2 Al1gO10(OH)s), que aportan ambientes de cargas negativas asociadas a la
naturaleza elemental.

Las muestras de afloramiento estudiadas con respecto a las muestras corazonadas tomadas de
los campos presentan un cambio principalmente en minerales como cuarzo, feldespato y arcillas
gue aumenta significativamente con el tiempo de exposicion en el afloramiento, sin embargo, es
posible correlacionar los datos de las propiedades petrofisicas de las muestras de afloramiento con
las corazonadas de la Formacion Mugrosa a partir de una correlacidn exponencial del 96%.

A partir de la construccion de las isotermas de adsorcion estatica los mecanismos identificados
en las Region Il y Region Il son el intercambio i6nico y emparejamiento idnico generados
principalmente por la accién de los grupos polares del surfactante aniénico, donde la adsorcion
tiene una pendiente creciente. Para la Regién 1V, se identifican los mecanismos de puentes de
hidrogeno, donde existe un equilibrio quimico en las interacciones electrostaticas e interactian las
colas lipofilicas (grupo apolar) en forma lateral principalmente con el surfactante no i6nico que
genera formacién de mdltiples capas.

El estudio de la adsorcidn estatica del producto EOR-50 como formulacion seleccionada para
el desplazamiento de crudo, indica que existe un promedio adsorcion alrededor del 0.7g/g de roca,

que a diferencia de la adsorcién dindmica con un valor de 0.11 g/g roca es bastante mayor, debido
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a que en la estatica existe una méxima capacidad de adsorcion del sustrato asociado al contacto
directo de los surfactantes a lo largo de toda el area superficial durante un tiempo prolongado.

En la Formacion Mugrosa, el nivel de adsorcidn dinamica esta dado aproximadamente en 0.11
g/g de roca, y de acuerdo con su composicion geoldgica, para alcanzar la maxima eficiencia de
desplazamiento de crudo es posible requerir un mayor volumen de surfactante inyectado con
respecto a la roca Berea, teniendo en cuenta que para 0.5 vp de inyeccion de surfactante en la Berea
se alcanza un adicional de 6% de desplazamiento de crudo, mientras que para la formacion
Mugrosa en 0.5 vp solo se contaba con un 4% de eficiencia.

En las pruebas dindmicas, la aplicacion del producto surfactante EOR50 alcanza una eficiencia
de desplazamiento de 6% adicional de crudo residual que permanece en las muestras de roca Berea
y Formacion Mugrosa (con mayor vp inyectados) sin desplazar después de la inyeccion de agua,
reflejado en la disminucion del Sor en las curvas de permeabilidades relativas. Este porcentaje se
debe principalmente a la accidn del surfactante en la interfase roca-fluido reduciendo la tension
interfacial con valores en el orden de x10 mN/m. y generando un mecanismo de desplazamiento
para la produccién del crudo. De acuerdo con lo anterior, es posible la aplicacién potencial de los
surfactantes como recuperacion mejorada quimica para mineralogias complejas como las arcillas,

gue se encuentran presentes en la Formacion Mugrosa.
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8. Recomendaciones

Con el estudio de las muestras de la Formacion Mugrosa, se alimenta una base de datos, que
permite mayor entendimiento de esta unidad geolOgica, principalmente donde no se han
implementado aplicaciones de recobro, siendo posible, estudiar y evaluar esta formulacion u otro
surfactante con caracteristicas similares al analizado, para proponer la implementacion en campo,
basados en conceptos técnicos y econdémicos.

A partir de las metodologias planteadas tanto para la adsorcion estatica como la dinamica, es
posible aplicar otras formulaciones de surfactantes, sean individuales o productos, especialmente
en muestras con abundancia en minerales arcillosos, para dar un mayor entendimiento en los
comportamientos de los mecanismos asociados a la adsorcion y su afinidad con el medio poroso.

Con el anélisis realizado en la interaccion fluido-fluido y de acuerdo con los resultados
obtenidos en las pruebas de desplazamiento (recuperacién de 6%), es posible realizar estudios que
permitan la mejora del comportamiento de fases y el desplazamiento de crudo, variando
parametros como la salinidad y el pH de la formulacién inyectada. Sin embargo, esto depende de
las condiciones actuales como la salinidad de las aguas de la Formacion Mugrosa.

Teniendo en cuenta los valores obtenidos de desplazamiento de crudo para la formulacion de
surfactante EOR-50, es posible realizar por medio de simulacion numérica, una optimizacion de
las variables de operacion para generar un aumento mas significativo al 6% realizado
experimentalmente, y a su vez, dar un mayor entendimiento de las variables que pueden influenciar

mas para posteriores estudios de desplazamiento de crudo y adsorcion estatica-dinamica.
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10. Apéndices

Apéndice A. Analisis fisicoquimicos (AFQ) del agua de formacion pozo Lisama 0052

PARAMETRO| Na* | K* e [ Bi | ¢ | B | sTE 5AINIDAD TURBIDEZ SiO,
MUESTRA mg/L | mg/L | mg/L | mg/L | mg/L | mg/L | mg/L | mg/L | mg/L NaCl NTU mg/L
LISA0052 3364 | 165 | 3777 | 127 | <02 | 62 | 00 | 9439 9330 NR 369
PARAMETRO H T |RESISTIV.| H,S |0,DIS.| CO, | HCO, | CO, S04 cr CONDUCTIV.\
MUESTRA : (°C) Wm@25°q mg/L | ppb | mg/L | mg/L | mg/lL mg/l mglL  mS/em @ 25°C
LISA0052 780 | 200 0.80 50 | ND | <10 | 160 | 00 1413 5325 NR ‘
ND: No Detectado NR: No Registra

Tomado de: Naranjo (2010)

Apéndice B. Tabla resultados de volumen surfactante cationico vs turbidez— naturaleza ionica

Volumen Surfactante Cationico (%) Turbidez (NTU)
0.00 0.00
1.96 1.52
3.85 8.69
5.66 16.04
741 22.74
9.09 27.27

13.04 29.77
16.67 29.57
20.00 27.57
23.08 24.11

28.57 18.97
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Apéndice C. Tabla resultados de concentracion surfactante EOR50 vs turbidez — CMC

Concentracion Surfactante EOR50

(Yom/v) Turbidez (NTU)
0.005 0.57
0.01 0.68
0.05 0.8
0.1 1.31
0.2 1.78
0.3 2.18
0.5 3.22
1 6.13
3 9.85

Apéndice D. Tabla resultados de concentracion surfactante EOR50 vs tension interfacial

Concentracion Surfactante EOR50 Tension Interfacial
(Yom/v) (mN/m)
0.3 0.795
0.5 0.651
1 0.557
3 0.484

5 0.438
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Apéndice E. Calculo de concentracion final y exceso superficial — Isotermas de adsorcion estatica

EORS0.
Masa

Conc. Masa Conc Exceso

o ] Masa EORS0 o

inicial EOR50 final ) superficial

o EORS5O0 final (g) ADSORBIDA
(Yom/v) inicial () (%om/v) (g/m2)
(9)

0.01 0.00075 0.003355642 0.000251673 0.000498327 6.22909E-05
0.02 0.0015 0.006711284 0.000503346 0.000996654 0.000124582
0.025 0.001875 0.008389106 0.000629183 0.001245817 0.000155727
0.03 0.00225 0.008389106 0.000629183 0.001620817 0.000202602
0.035 0.002625 0.010066927 0.000755019 0.001869981 0.000233748
0.04 0.003 0.010066927 0.000755019 0.002244981 0.000280623
0.045 0.003375 0.013422569 0.001006693 0.002368307 0.000296038
0.05 0.00375 0.016778211 0.001258366 0.002491634 0.000311454
0.1 0.0075 0.021811674 0.001635876 0.005864124 0.000733016
0.15 0.01125 0.046978991 0.003523424 0.007726576 0.000965822
0.2 0.015 0.048656812 0.003649261 0.011350739 0.001418842
0.25 0.01875 0.069349939 0.005201245 0.013548755 0.001693594
0.3 0.0225 0.073824128 0.00553681 0.01696319 0.002120399
0.4 0.03 0.130870046 0.009815253 0.020184747 0.002523093
0.5 0.0375 0.1935087 0.014513153 0.022986847 0.002873356
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Apéndice F. Comportamiento de la isoterma de adsorcién de surfactantes en la interaccion roca-

fluido

10°¢
L < — O
T 50°C
10'1°F pH 69
NaCl 0,03M

10"t

101?

10"

Densidad de adsorcion surfactante no idnico (mol/cm?)

Concentracion residual surfactante no idnico (kmol/m?)

Modificado de: Zhang y Somasundaran (2006)

Apéndice G. Comportamiento de adsorcion estatica de surfactantes

Adsorciéon Estatica, mg/g
L e - S _ T
o ©o ©o o o

o
(=}

0.0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1.0

Concentracion (%)

Modificado de: Du et al; (2020)
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Apéndice H. Célculo de concentracion final y adsorcion dinamica EOR50
Surfactante
Volumen Concentracién
Volumen Medicion de Masa EORS50 Adsorbido
Poroso final
(cc) Absorbancia final (g) (g/groca)
(cc) (Yom/v)
(ua)

5 0.78 0.120613344  0.120613344 0.006030667 0.022427174
4 0.93 0.120613344  0.120613344 0.004824534 0.017941739
4 1.08 0.263677612  0.263677612 0.010547104 0.039223148
4 1.23 0.272907565  0.272907565 0.010916303 0.040596142
4 1.38 0.323672306  0.323672306 0.012946892 0.04814761
4 1.52 0.314442353  0.314442353 0.012577694 0.046774616
4 1.67 0.328287282  0.328287282 0.013131491 0.048834107
4 1.82 0.48519648 0.48519648 0.019407859 0.072175006
4 1.97 0.503656386  0.503656386 0.020146255 0.074920995
4 2.12 0.494426433  0.494426433 0.019777057 0.073548
4 2.27 0.577496009  0.577496009 0.023099840 0.085904947
4 2.42 0.605185867  0.605185867 0.024207435 0.09002393
4 2.57 0.646720655  0.646720655 0.025868826 0.096202403
4 2.71 0.655950608  0.655950608 0.026238024 0.097575397
4 2.86 0.683640466  0.683640466 0.027345619 0.10169438
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Apéndice I. Determinacion de end points roca Berea — Fm Mugrosa

245% AP
De acuerdo con: e _ K
uxL
245% AP
Donde: e _ ; =x; K=m
A uxL
. K absoluta/
Fluido AP .
Roca Q y X K (mD) relativa
Permeabilidad Absoluta

2 4.86 42.09 0.17 253.32

1 2.65 21.05 0.09 232.29
Agua 255.97

0.5 1.25 10.52 0.04 246.23

Berea 0.1 0.33 2.10 0.01 186.54

Permeabilidades Relativas
Aceite 0.1 5.60 2.10 0.01 247.36 0.966
Agua 0.2 1.60 4.21 0.05 77.05 0.301
EOR50 0.2 1.91 4.21 0.07 64.59 0.252
Permeabilidad Absoluta
Agua 0.5 37.50 10.52 13.10 1.24 10.562
Permeabilidades Relativas
Mugrosa i

Aceite 0.2 338.00 5.24 0.50 10.55 0.998
Agua 0.2 21.76 5.24 0.72 7.28 0.689
EOR50 0.2 23.57 5.24 0.78 6.72 0.636
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Apéndice J. Cuantificacion RMN cantidad crudo-agua desplazamiento roca Berea

Inyeccion Tarrito Masa Agua(g)  Masa Crudo (g)

1 0.049 6.9514

2 0.009 5.3912

3 2.273 3.1269

4 4.841 0.4594

5 5.751 1.4049

A 6 5.071 0.4288
7 5.600 0.0000

8 5.570 0.3299

9 5.832 0.1678

10 5.600 0.0000

11 0.000 0.0000

12 5.600 0.0000

13 5.465 0.1351

14 2.431 0.0691

15 5.600 0.0000

Surfactante 16 8.500 0.0000
17 5.000 1.5000

18 6.500 0.0000

19 6.500 0.0000

20 6.500 0.0000

21 6.500 0.0000
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Apéndice K. Cuantificacion RMN cantidad crudo-agua desplazamiento Formacion Mugrosa

Inyeccin Tarrito Masa Agua (9) Masa Crudo (g)
1 0.0048 4.084566
2 0.3577 4.142117
3 3.8998 1.484792
4 4.5867 0.524573
5 41277 0.058054
Agua 6 4.7269 0.072658
7 4.4006 0.199383
8 4.6625 0.137541
9 4.6706 0.029009
10 5.0500 0.050928
11 6.2591 0.062809
12 4.5674 0.052449
13 2.71256 0.087706
14 13.1575 0.007943
15 11.2725 0.009568
16 2.4984 0.328390
S 17 4.9295 0.291750
18 3.6503 0.270081
19 6.5225 0.341904
20 13.3411 0.650335
21 9.8739 0.000000

22 7.2984 0.000000




