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Tension interfacial
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RESUMEN

TITULO: EVALUACION DEL EFECTO DE LA DUREZA SOBRE LA TENSION
INTERFACIAL DE SISTEMAS CRUDO-AGUA PARA MEZCLAS BINARIAS DE
SURFACTANTES EN LA RECUPERACION MEJORADA DE
HIDROCARBUROS™.

AUTORES: ANDRES FELIPE ANCHICOQUE NINO
VANESSA TORRES RAMOS*

PALABRAS CLAVE: TENSION INTERFACIAL, INYECCION DE
SURFACTANTES, RECOBRO MEJORADO, MEZCLAS BINARIAS, DUREZA.

DESCRIPCION:

Durante el proceso de produccién de un pozo existe una etapa en la cual la energia del
yacimiento es incapaz de llevar los fluidos a superficie, por ende, se hace necesaria la
aplicacion de métodos de recuperacion mejorada de hidrocarburos que permitan generar
un mayor factor de recobro y, por consiguiente, una optimizacién en los resultados
econémicos. Dentro de los métodos quimicos empleados se incluye la inyeccion de
surfactantes, siendo una de las técnicas mas convenientes con relacion a la recuperacion
final. El objetivo principal del método consiste en lograr reducir la tension interfacial, y de
esta manera alcanzar una mayor recuperacion del petréleo residual.

La eficiencia de los surfactantes para disminuir la tension interfacial entre el agua y el
aceite es fuertemente influenciada por la salinidad del agua; sin embargo, existen factores
que pueden afectar el desempefio del quimico como la dureza del agua o que se utilice
una mezcla de surfactantes en lugar de un tensioactivo puro. A continuacién, se
presentaran los resultados de un estudio sistematico basado en una matriz experimental
que cubre un espectro de salinidad, dureza y mezclas binarias de surfactante. Se
realizaron andlisis de estabilidad acuosa, y experimentos de tensiometria para poder
determinar la mejor relacion en volimenes de un sistema crudo-agua-surfactante,
conocido como Winsor lll. Esto se comprobé con ayuda de un tensibmetro de gota
giratoria para evaluar la tension interfacial entre las fases inmiscibles; los resultados
demuestran que es posible obtener valores bajos en ordenes de 102y 102 dina/cm de IFT
aun en condiciones adversas.

* Trabajo de grado
“Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos, M.Sc. Samuel
Fernando Mufioz Navarro, Ph.D. Miguel José Rondén Antén, M.Sc. Jesus Alberto Botett Cervantes.
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ABSTRACT

TITLE: EVALUATION OF THE EFFECT OF HARDNESS ON THE INTERFACIAL
TENSION OF OIL-WATER SYSTEMS FOR BINARY MIXTURES OF
SURFACTANTS IN THE ENHANCED OIL RECOVERY™.

AUTORES: ANDRES FELIPE ANCHICOQUE NINO
VANESSA TORRES RAMOS™

KEYWORDS: INTERFACIAL TENSION, SURFACTANT FLOODING, ENHANCED
OIL RECOVERY, BINARY MIXTURES, HARDNESS.

DESCRIPTION:

During the production process of a well there is a stage in which the energy of the
reservoir is unable to carry the fluids to the surface, therefore, it's necessary to apply
enhanced oil recovery methods that allow generating a higher recovery factor and,
consequently, an optimization in the economic results. Among the chemical methods used,
the injection of surfactants is included, being one of the most convenient techniques in
relation to the final recovery. The main objective of the method is to reduce the interfacial
tension and in this way, achieve a greater recovery of residual oil.

The efficiency of the surfactants to reduce the interfacial tension between the water and
the oil is strongly influenced by the salinity of the water; however, there are factors that can
affect the performance of the chemical such as the hardness of the water or that a mixture
of surfactants is used instead of a pure surfactant. Next, the results of a systematic study
based on an experimental matrix that covers a spectrum of salinity, hardness and binary
mixtures of surfactant will be presented. Aqueous stability analyzes and tensiometry
experiments were carried out to determine the best volume ratio of a crude-water-
surfactant system, known as Winsor lll. This was checked with the aid of a rotating drop
tensiometer to evaluate the interfacial tension between the immiscible phases. The results
show that it is possible to obtain low IFT values even in adverse conditions.

* Bachelor Thesis
“Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos, M.Sc. Samuel
Fernando Mufioz Navarro, Ph.D. Miguel José Rondén Antén, M.Sc. Jesus Alberto Botett Cervantes.

16



INTRODUCCION

Los objetivos principales de la inyeccion de quimicos son mejorar la eficiencia de
barrido y aumentar el ndmero capilar mediante la reduccion de la tension
interfacial. Estos métodos fueron desarrollados para dar solucion a los problemas
presentados en la inyeccion de agua, se han probado en campo y han sido
difundidos desde 19271

El desempefio de un surfactante aplicado en la recuperacion mejorada de
hidrocarburos (EOR) se ve afectado principalmente por el tipo de crudo, la
temperatura y el contenido de iones divalentes del agua de formacion (dureza). El
objetivo principal de la inyeccion de estos quimicos consiste en lograr reducir la
tension interfacial (IFT) para alcanzar una mayor recuperacion de petréleo
residual; sin embargo, existen diferentes factores por los cuales puede verse
afectada dicha tension. Estudios recientes han demostrado la influencia de
algunos factores como la salinidad?, el nimero total de hidratacién?, la adsorcién?,
entre otros; no obstante, se hace necesario el desarrollo de un estudio detallado
en el que se establezca el efecto de la dureza sobre la rentabilidad de un proyecto
de inyeccion de surfactantes, para determinar su influencia en la obtencién de
valores de IFT ultrabajos, puesto que es importante tener una buena
compatibilidad del surfactante a inyectar tanto con el agua de inyeccion como con
el agua de formacion, principalmente cuando se tiene una alta concentracion de

iones divalentes, debido a que pueden generar pérdidas por alta precipitacion.

L UNITED STATES PATENT OFFICE. Recovery of Petroleum from Qil-Bearing Sands. ATKINSON, H. Fecha de
solicitud: 14, abril, 1926. US1651311. 29, noviembre, 1927.

2 BABUB, K. PAL, N. BERAC, A. SAXENA, V. MANDAL, A. Studies on Interfacial Tension and Contact Angle of
Synthesized Surfactant and Polymeric From Castor Oil for Enhanced Oil Recovery. Elsevier: India, 2015.

3 XU, J., et al. Effect of Surfactant Headgroups on the Oil/Water Interface: An Interfacial Tension
Measurement and Simulation Study. Elsevier: China, 2013.

4 PARKA, S. SOO, E. ROSLIE, W. Adsorption Behaviors of Surfactants for Chemical Flooding in Enhanced Oil
Recovery. Elsevier: Malasia, 2015.
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El primer capitulo del presente trabajo contempla un enfoque cualitativo, en el cual
se presentaran las generalidades sobre la inyeccion de surfactantes, la
descripcion del proceso y definiciones de conceptos fundamentales como: tension
interfacial, dureza, salinidad y mezclas de tensioactivos. Posteriormente, en el
segundo capitulo se explicard el desarrollo experimental, el cual incluye los
materiales empleados y el procedimiento de las pruebas realizadas. Finalmente, el
tercer capitulo expone el analisis y discusion de resultados, con los cuales se

pueden sustentar las pertinentes conclusiones del proyecto.
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1 MARCO TEORICO

1.1 GENERALIDADES

1.1.1 Recuperacion Mejorada de Hidrocarburos: con relacion a la tecnologia
existente y a las condiciones econdémicas actuales, un yacimiento petrolero es
abandonado después de haber producido aproximadamente una cantidad inferior
al crudo original in situ. Es decir, queda un gran porcentaje de crudo original en el
yacimiento. El petroleo queda atrapado debido a fuerzas capilares, se encuentra
en forma de particulas separadas, por lo cual se impide su movimiento por

procesos convencionales de drenaje acuoso.

A lo largo del tiempo se han realizado numerosos esfuerzos de investigacion
financiados por la industria petrolera, en los cuales se han estudiado
procedimientos para recuperar el crudo en yacimiento. Dichos métodos
denominados como recuperacion asistida o mejorada del petréleo comprenden la
inyeccion de fluidos que permiten desplazar el hidrocarburo. Dentro de los
métodos quimicos mas convenientes desde el punto de vista de recuperacion
final, se encuentra la inyeccion de surfactantes, empleado para generar bajas

tensiones interfaciales o microemulsiones.

1.1.2 Recobro quimico: los métodos quimicos aplicados en la recuperacion
mejorada de hidrocarburos incluyen: inyeccién de polimeros y soluciones
micelares poliméricas, procesos de inyeccidon de surfactante, inyeccion de
soluciones alcalinas o aditivos alcalinos combinados con mezclas de alcali-

surfactante o alcali-surfactante-polimero (ASP)°.

5 SHENG, J. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and practice. Elsevier. 2011.
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Debido a que cada yacimiento es Unico en lo que se refiere a las propiedades de
los crudos y del medio poroso, se deben disefiar sistemas quimicos caracteristicos

para cada aplicacion.

Los reactivos quimicos empleados, sus concentraciones en los procesos de
inyeccion y el tamafio de los mismos, dependeran de las propiedades de los
fluidos y del medio poroso de la formacion, asi como, de las consideraciones

econdmicas correspondientes®.

1.2 INYECCION DE SURFACTANTES

1.2.1 Surfactantes o Tensioactivos: los surfactantes son conocidos como
agentes tensioactivos de humectacién, poseen una doble afinidad, formados por
compuestos organicos del petréleo y otros aditivos, que se caracterizan por poseer
un segmento liposoluble (soluble en aceite) y otro hidrosoluble (soluble en agua).
Por lo anterior, quimicamente un surfactante tiene la afinidad tanto al agua
(hidrofilica) como al aceite (lipofilica), situAndose en la interfase entre dos liquidos
inmiscibles y reduciendo la tensién interfacial’.

Las moléculas de surfactante al ser agregadas a un fluido acuoso se combinan
para formar micelas. La forma de las micelas es esférica ya que las colas
hidrofébicas se asocian para formar un nucleo rodeado de cabezas hidrofilicas

gue mantienen aisladas las colas y son solubles en solventes organicos y en agua.

6 U.S. DEPARTMENT OF ENERGY. Detailed Evaluation of the West Kiehl Alkaline — Surfactant — Polymer Field
Proyect and its Application to Mature Minnelusa Water Flooding. 1994
7 KEFI, S; LEE, J; NELSON, E; NUNEZ, A; OLSEN, T; PARLAR, M; POWERS, B; ROY, A; TWYNAM, A. Nuevas
aplicaciones para los surfactantes viscoelasticos. Oilfield Review 2005.
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Figura 1. Surfactante en la Interfase

Parte Apolar
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Parte Polar

q

Fuente: RIOJAS, H. et al. Efectos de los Surfactantes en la Biorremediacion de

Suelos Contaminados de Hidrocarburos. QuimicaViva. 2010

1.2.2 Materia Prima de los Surfactantes: los surfactantes se fabricaban a partir
de una materia prima natural, de origen vegetal o animal. El desarrollo de nuevos
tipos de surfactantes y el aumento de la producciéon ha obligado a utilizar procesos
de sintesis a partir de una materia prima de origen petrolera (olefinas cortas,
benceno). Con excepcion de la produccion de éxido de etileno, la materia prima
concierne esencialmente al grupo lipofilico del surfactante el cual puede ser de

origen natural biol6gico o petrolero, o de origen sintético®.

1.2.3 Clasificacion Convencional de los surfactantes: la clasificacion
convencional de los surfactantes se fundamenta en la naturaleza iénica del grupo
soluble en agua, pueden ser: catiénicos, aniénicos, no iénicos o anféteros. Los

tensioactivos mayormente empleados para la recuperacién mejorada del petréleo

8 CASTANEDA, D. PACHON, Z. Factibilidad del Uso de Mezclas de Surfactantes que Incluyen un APG Etoxilado
Como Rompedores de Emulsion y/o Reductores de Viscosidad Mediante la Modificacion del HLB en Sistemas
Ternarios Crudo/Agua/Surfactante (Tesis maestria). Bucaramanga, Colombia: Universidad Industrial de
Santander; 2013
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son los anidénicos dentro de los cuales se distinguen los sulfonatos, cuya férmula

de agente tensioactivo optimiza el proceso de recobro.®

1.2.3.1 Surfactantes Anionicos: este tipo de surfactante se caracteriza por que
las moléculas que lo conforman estan cargadas negativamente. Son los de mayor
aplicacion en procesos de inyeccion debido a que son relativamente resistentes a
la retencion, ya sea por adsorcion, precipitacion o filtracién, y ademas pueden

resultar bastante econémicos?.

Los sulfonatos del petréleo se encuentran categorizados en este grupo; éstos son
los de mayor utilizacion y son derivados del petréleo crudo obtenidos como
productos de refineria; son faciles de obtener en grandes cantidades, y ademas se
caracterizan por poseer una alta actividad interfacial. Los sulfonatos sintéticos
también hacen parte de este grupo, ellos se obtienen de la sulfonatacion de un
compuesto organico puro, son mas costosos que los anteriores, pero tienden a ser
mas efectivos en el desplazamiento de aceite. Ademas, poseen mayor resistencia
a iones metélicos tales como calcio y magnesio, por ello estan menos propensos a
la adsorcién que los anteriores. Algunos surfactantes anidénicos comunmente
encontrados son: dodecil sulfato de sodio (SDS), lauril sulfato de amonio y otras
sales de alquilsulfato, lauril éter sulfato de sodio (SLES), alquil benceno sulfonato,
jabones y sales de acidos grasos, y aquellos basados en aniones sulfato,

sulfonato o carboxilato.

Los tensioactivos estables por encima de 200° C son, casi exclusivamente, grupos

sulfonatos, mientras que el resto de sulfatos se descomponen rapidamente a

9 MORALES, C. GARIBELLO, O. Caracterizacién de Surfactantes Como Aditivos en la Inyeccién de Vapor (Tesis
pregrado). Bucaramanga, Colombia: Universidad Industrial de Santander; 1990
10 Green D, Willhite P. Enhanced oil recovery. Estados Unidos: Society of Petroleum Engineers; 1998
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temperaturas superiores a 100°C. La estabilidad térmica del sulfonato aumenta en

el siguiente orden:
Sulfonatos de petrdleo< Sulfonatos de oleofina alfa< Sulfonatos de allquilaril

En general, los tensioactivos de sulfato poseen una mayor disponibilidad y
tolerancia a los iones divalentes, pero tienen un enlace éster y estan sujetos a la
hidrolisis a altas temperaturas y bajo pH. Por encima de un pH de 8, pequefas
cantidades de calcio pueden causar una grave degradacion. Los sulfonatos son
estables a altas temperaturas, pero sensible a los iones divalentes. Los sulfonatos
de olefina interna (IOS) tienen una estructura de doble enlace y, después de la
sulfonacion se convierten en ramificados, lo cual los hace menos viscosos que los
gue tienen una estructura lineal. Los sulfonatos de olefina alpha (AAO) que tienen
una estructura lineal, son especialmente sensibles al oxigeno, que afecta a las

especies insaturadas??.

1.2.3.2 Surfactantes No l6nicos: este tipo de surfactantes se caracterizan por no
formar enlaces id6nicos. Son utilizados principalmente como co-surfactantes,
debido a que sus propiedades tensioactivas en reducciéon de la tension interfacial
generalmente no son tan buenas como las anidnicos; sin embargo, dada su
tolerancia a las altas salinidades, se usan junto con otros surfactantes para
fortalecerlos y brindarles resistencia a los diferentes esfuerzos a los que son
sometidos en el medio poroso. Los poli-alcoholes y el poli-glicol se encuentran en
esta categoria, se caracterizan porque controlan la viscosidad de la solucion, asi
como también el comportamiento de la fase. Otros surfactantes idnicos empleados
son: alquil polioxido de etileno, copolimeros de poliéxido de etileno y Oxido de
propileno llamados comercialmente polibxaminas, alquil poliglucésidos,

incluyendo: octil glucésido, decil maltosido, alcoholes grasos, alcohol cetilito,

1 SHENG, J. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and practice. Elsevier. 2011.
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alcohol oleico, cocoamida metil éter, cocoamida dietil éter, y cocoamida trietil

éter.12,

1.2.3.3 Surfactantes Catidnicos: este tipo de surfactantes se caracterizan por no
formar enlaces id6nicos. Son utilizados principalmente como co-surfactantes,
debido a que sus propiedades tensioactivas en reduccion de la tension interfacial
generalmente no son tan buenas como las anidnicas; sin embargo, dada su
tolerancia a las altas salinidades, se usan junto con otros surfactantes para
fortalecerlos y brindarles resistencia a los diferentes esfuerzos a los que son
sometidos en el medio poroso. Los poli-alcoholes y el poli-glicol se encuentran en
esta categoria, se caracterizan porque controlan la viscosidad de la solucion, asi
como también el comportamiento de la fase. Otros surfactantes idnicos empleados
son: alquil poliéxido de etileno, copolimeros de polidxido de etileno y éxido de
propileno llamados comercialmente polibxaminas, alquil poliglucésidos,
incluyendo: octil glucésido, decil maltosido, alcoholes grasos, alcohol cetilito,
alcohol oleico, cocoamida metil éter, cocoamida dietil éter, y cocoamida trietil

éter.13,

Su grupo soluble en agua est4d cargado positivamente. La mayoria de los
surfactantes cationicos son compuestos de aminas. Segun Sheng, J., (2015, pp
239-240), este tipo de surfactante es fuertemente adsorbido en areniscas; no
obstante, puede emplearse en yacimientos carbonatados para cambiar la

mojabilidad.

12 )IMENEZ, A. Anélisis e Interpretacidn de Yacimientos Sometidos a Inyeccién de Quimicos (Surfactantes,
Polimeros y Miscelares) Mediante Analogias (Tesis maestria). Bucaramanga, Colombia: Universidad
Industrial de Santander; 2009.

13 JIMENEZ, A. Andlisis e Interpretacion de Yacimientos Sometidos a Inyeccién de Quimicos (Surfactantes,
Polimeros y Miscelares) Mediante Analogias (Tesis maestria). Bucaramanga, Colombia: Universidad
Industrial de Santander; 2009.
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1.2.3.4 Surfactantes Anféteros: su grupo soluble en agua puede estar cargado
positiva 0 negativamente, son tolerantes a la temperatura y la salinidad; sin
embargo, resultan ser costosos. Su comportamiento catiénico o aniénico esta en

funcién del pH del medio en que se encuentren'4.

1.2.4 Fundamento Tedrico del Proceso: la proporcion de crudo que se obtiene
por energia natural del yacimiento o por la implementacién de técnicas como la
inyeccion de gas o agua, generalmente no es superior al 40% del hidrocarburo
original en sitio. Esto se atribuye al efecto de las fuerzas capilares que inmovilizan

el crudo en el medio poroso y se oponen al flujo.

En consecuencia, la movilidad del hidrocarburo residual se ve afectada por una
competencia entre fuerzas capilares y viscosas, que se expresa mediante el

numero capilar, dado por la siguiente expresion®®

Nc = il Ecuacion 1
ocos0

En donde:

u: viscosidad del fluido desplazante.
y: velocidad del fluido desplazante.
8: angulo de contacto.

o: tension interfacial.

En la figura 2, se percibe la tendencia del namero capilar con relacion a la

saturacion residual de hidrocarburo en la cual, se observa un decremento en la

14 Sheng J. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery: Theory and Practice. Gulf Professional Publishing; 2010
15 Sheng J. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery: Theory and Practice. Gulf Professional Publishing; 2010
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saturacion cuando se da un incremento en el nimero capilar. Esto debido a la
disminucion en la tension interfacial o aumento de la viscosidad de la fase
desplazante. Se debe tener en consideracion que el numero capilar debe
aumentar en un orden de tres a cuatro veces su magnitud para yacimientos
mojados por crudo y en un orden aln mayor para sistemas mojados por agua.

Figura 2. Numero Capilar VS Petroleo Residual
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Fuente: DONALDSON, E. CHILINGARIAN, G. YEN, T. Enhanced Oil Recovery, Il
Processes and Operations. 1989

Con el incremento del nUmero capilar se pueden generar tensiones interfaciales
ultrabajas en rangos de 102 a 10* dinas/cm. De igual manera, al idealizar la
ecuacion 1 presentada anteriormente se estimaria una tension interfacial igual a
cero y por ello el numero capilar tenderia al infinito, lo que representa la
desaparicion de la interfase entre el fluido desplazado y el fluido desplazante; esto
quiere decir que el hidrocarburo exhibe un desplazamiento miscible y una
eficiencia de barrido en el medio poroso igual al 100%. No obstante, este
comportamiento no se puede establecer como un modelo idealizado, debido a que

el medio poroso es heterogéneo y presenta gran variedad de fuerzas que
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interactian entre si. Gracias a esto, se emplean diferentes técnicas de recobro

mejorado para recuperar la mayor cantidad de crudo original en sitio.

Considerando los diferentes escenarios, la aplicacion de tensoactivos bajo
condiciones fisicoquimicas O6ptimas permite la obtencion de bajas tensiones
interfaciales, gracias al principio de adsorcion, el cual debe ser minimo en la

superficie de la roca, favoreciendo econdémicamente el proceso.

1.2.5 Descripcién del Proceso de Inyeccion: por motivos econdmicos, en este
tipo de procesos se considera inyectar un tapon relativamente pequerio (5-40% del
volumen poroso) de solucién de surfactante a una concentracion (2 al 15% p/p).
Después del bache de surfactante se inyecta un bache de empuje, conformado
por agua y polimero para el control de movilidad, en algunos casos se adiciona

polimero para mejorar el desplazamiento y obtener un mejor barrido volumétrico®®.

Figura 3. Proceso de inyeccion de Surfactantes

16 GUERRERO, C. Manual para Modelar Procesos de Recobro Quimico con el Software CMG. Curso de
Inyeccién de Quimicos. Bucaramanga. 2016
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Zona de Petrdleo

Fuente: GREEN, D. WILLHITE, P. Enhanced Oil Recovery. Society of Petroleum
Engineers. SPE Textbook Series Vol 6, pg 6. TX USA. 1998

Como se mencion6 anteriormente, los surfactantes son compuestos en cuya
estructura molecular se encuentran presentes grupos hidrofilicos como grupos
lipofilicos, por ello cuando son adicionados en un medio acuoso, las particulas del
surfactante generan estructuras catalogadas como micelas!’. Dichas estructuras
aprueban la interaccién en la interfase de los fluidos concediéndole sus funciones
generales como la disminucién de la tension interfacial a causa de la absorcion en
la interfaz liquido-liquido y el incremento de la solubilidad gracias a la
concentracion micelar critica (CMC) (Ver figura 2), la cual le concede al petréleo

ingresar al interior de las micelas creando asi un sistema de microemulsion.

7 Lake L. Enhanced Oil Recovery. Estados Unidos: Society of Petroleum Engineers SPE; 1989
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Figura 4. Tension Superficial VS Concentracion de Surfactante
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Fuente: RIVAS, H. GUTIERREZ, X. Los Surfactantes: Comportamiento y Algunas
Aplicaciones en la Industria Petrolera. 1999

En la inyeccidn de surfactante, el comportamiento de la tension interfacial (IFT) se

rige por factores, tales como?®:

% Condiciones del yacimiento
« Comportamiento de fase del surfactante entre el aceite residual y el agua
¢+ Grado de dilucion del surfactante

¢+ Adsorcion del surfactante a la superficie rocosa

1.2.6 Screening de la Técnica: desde el punto de vista técnico, sobre todo en
laboratorio, la inyeccion de quimicos es uno de los métodos de recobro de aceite
mas exitosos en yacimientos depletados con baja presién!®. Con el fin de

aumentar la recuperacion de crudo, en comparaciéon con un proceso de inyeccién

18 WASSMUTH, F, et al. (2007). Polymer flood technology for heavy oil recovery. Presentado en Petroleum
Society’s 8th Canadian International Petroleum Conference (58th Annual Technical Meeting), Calgary. 2016
1% SCHRAMM, L. Structure/Performance Relationships for Surfactant Stabilized Foams in Porous Media.
Canadian International Petroleum Conference, 4-8 June, Calgary, Alberta. 2000
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de agua convencional, se debe incrementar el numero capilar, esto implica la
modificacion de las fuerzas capilares y asi mismo, de la tensién interfacial entre el
agua Yy el aceite a valores ultra bajos cercanos a 0,001 mN/m; sin embargo, este
proceso es complejo debido a que se debe encontrar la formulacion 6ptima para la
cual se formen tres fases, en donde la microemulsion que es igualmente soluble
en la fase acuosa como en la oleica se establezca en medio de las fases
inmiscibles. Para ello se requiere adecuar la formulacion quimica para cada crudo,
observando el comportamiento de fase (Winsor tipo I, tipo Il o Ill) en pipetas o
tubos de ensayo. Es importante mencionar que, para obtener la mayor cantidad de
aceite recuperado, se deben realizar una serie de pasos como lo son la adecuada
seleccién de los quimicos, la optimizacion de la formulacion, la validacién de la
eficiencia de recobro mediante de pruebas de laboratorio y el mejor escenario para

la implementacion de la técnica.

En cuanto a la factibilidad econdmica de un proyecto de inyeccion de quimicos,
generalmente depende del costo del surfactante y del precio del crudo®. El
surfactante es uno de los quimicos mas costosos usados en los procesos de
recobro mejorado, por ende, es importante tener en cuenta que los problemas
como la precipitacion, el particionamiento a la fase oleica y la adsorcién del mismo
en el medio poroso afectan la viabilidad econdmica del proyecto; sin embargo, la
adsorcion de tensoactivos en la interfase roca/fluido representa el mayor problema
del proceso, por los elevados niveles de retenciéon del tensioactivo al sustrato?!.
Existen diferentes autores que a través del tiempo han establecido algunos
parametros que pueden influir en la técnica (Anexo B). A continuacion, en la tabla
1 se presentan algunas propiedades del yacimiento que deben ser consideradas

para la aplicacién de esta técnica segun Sheng en afio 2015.

20 RAI, K. JOHNS, R. DELSHAD, M. Oil-recovery predictions for surfactant polymer flooding. Elsevier. 2013
21 BEHRENS, E. Investigation of loss of surfactants during enhanced oil recovery applications - adsorption of
surfactants onto clay materials. Norwegian University of Science and Technology. 2013
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Tabla 1. Screening de Aplicacién de la Inyeccion de Surfactantes

Parametro Valor

Permeabilidad [mD] >10
Temperatura [°C] <93,3
Salinidad [TDS, ppm] < 50,000
lones divalentes [ppm] <100
Litologia Arenisca
Viscosidad del aceite [cp] <35
Saturacion de Aceite [Fraccion] >0,3
Gravedad API NC
Profundidad NC

Fuente: SHENG, J. Status of Surfactant EOR Technology. Petroleum. Volume 1,
Issue 2, June 2015, Pages 97-105.

1.2.7 Caracterizacién del Surfactante: para entender el comportamiento del
surfactante es importante entender conceptos que permiten caracterizar estos
tensioactivos, entre los conceptos mas importantes se tienen: La concencentracion
Micelar Critica (CMC) y la Diferencia Hidrofilica Lipofilica (HLD).

1.2.7.1 Concentracion Micelar Critica (CMC): la CMC hace referencia a una
concentracion de transicién entre la disminucién de la tension interfacial de una
solucion acuosa de surfactante y el momento en que una mayor adicion del
guimico no produce cambio en el valor de dicha tensién, debido que se encuentra

por encima de su limite de saturacion, por ende, cualquier molécula adicional del
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tensioactivo no afecta el equilibrio en la superficie de contacto de las dos fases

inmiscibles?2.

Figura 5. Concentracion del Monémero vs Concentracion Total
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Fuente: LAKE, L. Enhanced Oil
Recovery. Society of Petroleum Engineers SPE, pg 6. 1989

En la figura 5 se puede observar que la adicion de surfactante incrementa la
concentracion de los mondémeros; ese periodo de tiempo corresponde a una
disminucién en la tension interfacial, hasta que se alcanza el valor de CMC
después del cual la concentracion del mondémero en la interfase y la tensién
interfacial permanecen constantes, entonces se generan agregados micelares.
Este valor de concentracion puede ser determinado mediante diversos métodos,

siendo la conductividad y turbidimetria los mas utilizados.

1.2.7.2 Diferencia Hidrofilica Lipofilica (HLD): es una correlacion adimensional
que se deriva termodinamicamente de la ecuacion de la diferencia de afinidad del

surfactante, en donde se evalta numéricamente la tendencia del surfactante por

22 SALAGER JL. Surfactantes en Solucién Acuosa. Venezuela: Universidad de los Andes; 1993
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alguna de las fases, sea agua o aceite. Algunos de los parametros que pueden
afectar el estado de referencia del sistema son: la temperatura, masa molecular
del surfactante, tipo, salinidad, concentracién y cantidad de cosurfactante??. Para

surfactantes aniénicos el valor HLD se define como:

HLD = % = In(S) — k(NECO) — f(A) — a;(AT) + o Ecuacion 2

Donde, S = concentracion del electrolito (%m/v); k = parametro caracteristico
dependiente del tipo del grupo polar del surfactante; NECO = numero equivalente
de carbonos de la fase oleica; f = pardmetro caracteristico dependiente del tipo de
cosurfactante (usualmente un alcohol); A = concentracion del cosurfactante
(%m/v); aT = coeficiente de temperatura; AT =T - Tref donde T es la temperatura
del sistema y Tref es la temperatura de referencia (25 °C) en la que inicialmente es
obtenida la inversion de fase; 0 = parametro caracteristico que refleja la naturaleza

hidrofilica-lipofilica del surfactante o mezcla de surfactantes?“.

El mejor desemperio del tensioactivo se logra cuando el valor de HLD es igual a 0,
es cuando se obtiene la formulacién Optima, puesto que se logran obtener valores
de IFT ultrabajos (<0,001 dinas/cm), un comportamiento trifasico y un minimo de
viscosidad, condicién que produce un sistema adecuado para la recuperacion de

hidrocarburos?,

23 SALAGER, J. ANTON, L. ANDEREZ, R. AUBRY, J.M. In Techniques de I'Ingénieur; WEKA, eds.; France, 2001,
chap. 157.

24 CHAVEZ, G. PARRA, I. LUZARDO, M. BRAVO, V. DELGADO, N. MARQUEZ, N. Influencia de variables de
formulacidn en la viscosidad de emulsiones de surfactante anidnico-aceite-agua. Quimica Nova: Sao Paulo,
2014.

25 SHAH, D. 0., SCHECHTER, R. S., Eds. Improved Oil Recovery by Surfactant and Polymer Flooding; Academic
Press: New York, 1977.

33



1.3 TENSION INTERFACIAL

Las fuerzas de atraccion que existen entre las moléculas de un liquido son de
diferente magnitud dependiendo de la zona del liquido considerada. Las moléculas
en su seno del liquido estan lo suficientemente cerca para que el efecto de las

fuerzas de atraccion sea considerable, pero tienden a equilibrarse.

1.3.1 Tension Superficial: por el contrario, las moléculas de la zona superficial
(Figura 6) no estan rodeadas completamente por otras moléculas del liquido y por
lo tanto estas moléculas estan desequilibradas con un efecto neto hacia el seno
del liquido. Esta fuerza neta es normal a la superficie y serd mas baja mientras
mas pequefa sea dicha superficie. Es decir, para una superficie minima se cumple
una energia minima y por lo tanto podemos decir que la superficie de un liquido
tiende a contraerse y el efecto resultante de estas fuerzas de contraccion es lo que
da origen a la tensién superficial, permitiendo ademas que la superficie sea
estable.

Figura 6. Fuerzas de Atraccion

Tension Superficial




Fuente: ANTON, R. Tension Interfacial. Universidad de los Andes. Cuaderno FIRP
S203-A. 2005

1.3.2 Definicion Termodindmica de la Tensién Interfacial

v Superficie e Interfase

Se define una superficie como la superficie de contacto entre un gas y una fase
condensada (liquido o sdlido). Se define una interfase como la superficie de
contacto entre dos fases condensadas (dos liquidos o un liquido y un sélido)?6. Se
definid la tension superficial como la fuerza de atraccion hacia dentro ejercida
sobre las moléculas de la superficie de un liquido. Esta tensién tiene como

consecuencia la contraccion de la superficie.

Cuando se ponen en contacto dos liquidos inmiscibles el sistema considerado
estara formado por las dos fases liquidas y la interfase de contacto entre ellas. Las
moléculas de la interfase entre dos liquidos estaran sometidas a fuerzas de
magnitudes diferentes a las que estan sometidas las moléculas del seno de cada
uno de los liquidos (Figura 7). Ademas, se tendran también interacciones de tipo
Van der Waals con las moléculas del otro liquido en la interfase, lo que conducira
a que la tension en la interfase (IFT) tenga un valor intermedio entre las tensiones

superficiales de los dos liquidos condensados.

Figura 7. Intefase entre dos Liquidos

26 ADAMSON A. W. Physical Chemistry of Surfaces, Interscience, 2a Ed. 1967
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Fuente: ANTON, R. Tensioén Interfacial. Universidad de los Andes. Cuaderno FIRP
S203-A. 2005

La tension interfacial (usualmente referido con el simbolo griego sigma, o), es la
tensién que existe en una regidén con solubilidad limitada asociada a la superficie
de contacto de dos fluidos inmiscibles. Es una medida indirecta de la solubilidad.
Cuando la tension interfacial disminuye, las dos fases se aproximan a la
miscibilidad. El valor de tension interfacial entre el crudo y el agua oscila entre 10 y
30 dinas/cm (10 a 30 mN/m)?’.

Segun Paris de Ferrer, M., (2001, pp 35), cuando dos fases inmiscibles coexisten
en un medio poroso, la energia de superficie relacionada con las interfaces de los

fluidos influye en su saturacion, distribucion y desplazamiento?®.

1.3.3 Factores que Afectan la Tensién Interfacial: el comportamiento de la
tension interfacial se rige por factores como: condiciones del yacimiento,

comportamiento de fase del surfactante entre el petréleo atrapado y la salmuera,

27 ESCOBAR, F. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Colombia: Editorial Universidad Surcolombiana;
2005

28 PARIS DE FERRER, M. Inyeccidn de Agua y Gas en Yacimientos Petroliferos. Venezuela: Astro Data S.A;
2001
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grado de dilucion del surfactante y adsorcion del surfactante a la superficie

rocosa?®.

A continuacién, se describen los parametros mas representativos que pueden

afectar directamente la reduccion de la tension interfacial:

> Salinidad Optima
Se ha demostrado que la tension interfacial depende considerablemente de la
salinidad de la fase acuosa. Como se puede apreciar en la figura 8, cuando se
alcanza un rango critico de salinidad, la tension interfacial se aproxima a su valor

minimo.

Se ha demostrado que la tension interfacial depende considerablemente de la
salinidad de la fase acuosa. Existe un rango de salinidad 6ptimo para el cual se
obtiene el minimo valor de tension interfacial, esto puede ser demostrable con
estudios como el realizado por Babub, K., en el afio 2015, acerca de la tensién

interfacial y el angulo de contacto con un surfactante sintetizado°.

29 BIKERMAN J. J. Physical Surfaces, Academic Press, 2a Ed. 1970
30 BABUB K, PAL N, BERAC A, SAXENA V, MANDAL A. Studies on Interfacial Tension and Contact Angle of
Synthesized Surfactant and Polymeric From Castor Oil for Enhanced Oil Recovery. India: Elsevier; 2015
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Figura 8. Variacion de la Tension Interfacial en Funcion de la Salinidad
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Fuente: RIVAS, H. GUTIERREZ, X. “Los Surfactantes: Comportamiento y Algunas

Aplicaciones en la Industria Petrolera”. 1999

» Cadenas de Hidrocarburos
Los hidrocarburos que contienen largas cadenas de arométicos, generan una

menor tensién interfacial.

» Numero Total de Hidratacion
Xu, J., et al., (2013) realizaron un estudio en el cual se evalud la tensién interfacial
para cuatro surfactantes cuya estructura presentaba la misma cola de alquilo y
una variacion en sus grupos polares. Demostraron que a mayor numero total de

hidratacion del surfactante se obtiene una menor tension interfacial3!.

» Carga Interfacial

Cuando se presenta una baja densidad de carga superficial, aumentan la tension
interfacial y la viscosidad, esto ocasiona una reduccion en la repulsion entre el

crudo y los poros en los cuales se encuentra entrampado.

31 XU, J, et al. Effect of Surfactant Headgroups on the Oil/Water Interface: An Interfacial Tension
Measurement and Simulation Study. China: Elsevier; 2013
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» Adsorcion del Surfactante

Un estudio realizado por Parka, S., et al., (2015) sobre la adsorciéon del surfactante
y su efecto en el recobro mejorado, demostro, al finalizar un analisis del
comportamiento de cuatro surfactantes, que el surfactante que presentaba mayor
grado de adsorcion obtuvo la menor tension interfacial; se puede concluir que no
existe una fuerte relacion de la tension interfacial con la adsorcion contrario a lo
gue comunmente se creeria, esto puede estar determinado dependiendo de
efectos electrostaticos que para el caso particular del estudio incluian el potencial

Z de la Caolinita (medio adsorbente)3?.
» Estructura del Surfactante

Diferentes estudios han demostrado la existencia de una correlacion entre la
eficiencia de desplazamiento y su peso equivalente. Los sulfonatos con alto peso
equivalente causan una gran reduccién en la tension interfacial; sin embargo, son
insolubles en el agua, por ende, se opta por mezclarlos con otros quimicos para

lograr el equilibrio entre la solubilidad y la reduccion de tension interfacial.

1.3.4 Métodos para Medir Tensién Interfacial

1. Métodos Basados en la Medicion de una Fuerza
Entre estos métodos se pueden citar:
a. Método del plato (Wilhelmy)

En este método se mide la fuerza hacia abajo que sobre una placa lisa ejerce la
superficie o interfase a la cual se desea determinar la tension cuando esta placa

toca exactamente esa superficie o interfase.

32 PARKA, S. SOO, E. ROSLI, W. Adsorption Behaviors of Surfactants for Chemical Flooding in Enhanced Oil
Recovery. Malasia: Elsevier; 2015
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La fuerza ejercida es:
P=mg =2+ d)y Ecuacion3
Donde [ es la longitud de la placa y d su espesor.

Figura 9. Plato de Wilhelmy
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Recipiente
de liquido

Fuente: ANTON, R. Tension Interfacial. Universidad de los Andes. Cuaderno FIRP
S203-A. 2005

La placa, en general, muy fina se construye de platino y su geometria se conoce
exactamente. La medida de la fuerza se hace uniendo la placa a una balanza
sensible de torsién, con alguna clase de dispositivo de elevacion bien para bajar la
placa hacia la superficie del liquido o elevar la superficie del liquido hacia la placa.
Este método no requiere correcciones por hidrostatica como el método del anillo.
No se puede emplear para medidas de tensién interfacial para sistemas donde la
fase aceite es la mas densa y es muy dificil de emplear cuando la fase aceite tiene
caracter polar, por ejemplo, con alcoholes grasos. Es un método sencillo y de

precision moderada (0.1 dina/cm).
b. Método del Anillo
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Un anillo se coloca sobre la superficie del liquido y se mide la fuerza requerida
para separar el anillo de la superficie. En este método debe asegurarse el mojado
completo del anillo para obtener resultados reproducibles y de significado. Es un
meétodo sencillo, rapido, de alta precision, no muy dependiente del angulo de
contacto. Es una variante del método de la placa que tiene ciertas ventajas en

cuanto a precision.

Figura 10. Método del anillo (Nouy)

\0:';‘/
Fuente: ANTON, R. Tension Interfacial. Universidad de los Andes. Cuaderno FIRP
S203-A. 2005

Si se quieren medir tensiones interfaciales debajo de 0,01 dina/cm se deben usar
los métodos mas precisos: bien sea el de la gota colocada, el de la gota

pendiente, o el de la gota giratoria.

2. Métodos Basados en la Medicion de la Presién

Entre estos se tienen:

a. Método de la elevacion capilar

El liquido asciende dentro de un tubo de pequefio diametro (capilar) hasta que la

presion hidrostatica debido a la columna de liquido se iguala a la tension
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superficial relacionada al angulo de contacto. Se puede deducir la tension del valor
de la altura alcanzada por el liquido en el capilar.

b. Método de presion de burbuja.

Una pequefia burbuja de gas se insufla por el extremo de un capilar sumergido en
un liquido. Mientras la burbuja crece, la presion dentro de ella crece, pero el radio
de curvatura disminuye. El valor de presibn maxima se logra cuando la burbuja es
una semiesfera siendo el radio de curvatura minimo. Un mayor crecimiento de la
burbuja en este punto induce la ruptura de la misma y un ascenso del liquido por

el capilar.

3. Métodos basados en las Medidas Geométricas o de Deformacion de
una Interfase en un Campo Gravitacional

Se pueden citar:

a. Método de la gota pendiente

Una gota de liquido se deja suspendida en el extremo de un tubo capilar. Se
determina la tension a partir de la elongacion vertical (deformacion) que provoca la

fuerza de gravedad (Figura 11).
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Figura 11. Gota pendiente

Fuente: ANTON, R. Tension Interfacial. Universidad de los Andes. Cuaderno FIRP
S203-A. 2005

En este método se presentan problemas experimentales por la estabilidad de la

gota y la mojabilidad del tubo capilar.

b. Método de la gota colocada

Consiste en deducir la tension de la forma geométrica de una gota de fluido L
colocada sobre una superficie plana de un sélido (s), estando todo el sistema

sumergido en un fluido de menor densidad F.

Figura 12. Gota colocada
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Fuente: ANTON, R. Tensioén Interfacial. Universidad de los Andes. Cuaderno FIRP
S203-A. 2005

c. Método de la gota giratoria.

El método de la gota giratoria consiste en agregar una gota del fluido menos
denso (aceite) dentro de un capilar, el cual se encuentra lleno de la fase mas
densa (Salmuera + Surfactante). El capilar se ubica dentro del equipo y se hace
girar alrededor de su eje a una velocidad angular determinada. El equipo cuenta
con un ordenador en el cual se puede observar en tiempo real la deformacién de
la gota, después de cierto tiempo cuando la gota se estabiliza y no sigue
deformandose, se registra la longitud y el radio de la gota, y finalmente mediante
la aplicacion de una ecuacién se puede determinar el valor de la tension

interfacial.

En el siguiente capitulo se explicard con mayor detalle este método, puesto que
fue el proceso seleccionado para determinar experimentalmente la IFT de las

muestras en el laboratorio por ser un método preciso y de gran uso en la industria.

1.4 COMPORTAMIENTO DE SURFACTANTES A CONDICIONES DE
SALINIDAD Y DUREZA

Propiedades inherentes al yacimiento tales como la salinidad, determinada por los
iones divalentes y monovalentes en solucion dentro del agua de formacion,
modifican el comportamiento y caracteristicas de los surfactantes inyectados
durante un proceso EOR, producto de la interaccién entre dichos iones en solucién
y los agentes quimicos. Por ello, con el objetivo de caracterizar la dureza

(contenido de iones divalentes) del medio se hace uso de la escala R, radio entre
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los iones divalentes (Ca*?, Mg*) y la sumatoria de los iones totales disueltos,
donde valores de R > 1 corresponden a salmueras con alta dureza y salinidad.

En consecuencia, el comportamiento de fases de un sistema agua-surfactante-
aceite varia entre Winsor tipo I, Winsor tipo Il y Winsor tipo Ill dependiendo de la
salinidad de la salmuera, es decir, a bajas concentraciones de sal, el surfactante
posee alta afinidad a la fase acuosa y se encuentra soluble en la misma, formando
emulsiones aceite en agua O/W o sistema Winsor tipo |; a alta salinidad,
concentracion de sales mayor a la concentracion de las mismas en salinidad
Optima, la solubilidad del surfactante en la fase oleica es mayor debido a que las
interacciones lipofilicas son mas predominantes y se generan emulsiones agua en
aceite W/O o sistema Winsor tipo Il; sin embargo, para sistemas en salinidad
Optima, el agente tensoactivo se sitda dentro de una microemulsion con estructura
bicontinua entre el agua y el aceite, conllevando a reducir la tension interfacial a su

maximo y obtener alta eficiencia en el proceso, sistema Winsor tipo 11133,

Si las emulsiones O/W o W/O formadas en el sistema alcanzan alta estabilidad
pueden ser atrapadas en los poros de la roca, producto de las fuerzas capilares o
el tamafo de las mismas respecto al didmetro polar.

Dicha transicion del surfactante desde la fase acuosa a la fase oleica al aumentar
la salinidad de la salmuera genera la disminucion de la tension interfacial, puesto
qgue la introduccion de sales tales como cloruro de sodio (NaCl) en el sistema
ocasiona una mayor interaccion entre las moléculas surfactante-aceite y con ello el
aumento de la cantidad de monémeros de agente tensoactivo situados en la
interfase del sistema agua-aceite; no obstante, después de alcanzar la salinidad
Optima, el aumento en la concentracion de sales origina un comportamiento

opuesto sobre la tensién interfacial.

33 ALAGIC, E. SPILDO, K. SKAUGE, A., SOLBAKKEN, J. “Effect of crude oil ageing on low salinity and low salinity
surfactant flooding”. Journal of Petroleum Science and Engineering, 2011
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En términos de dureza, la presencia de iones divalentes en solucion afecta en
mayor medida la integridad quimica del surfactante, puesto que la asociacion entre
los iones divalentes y los mondémeros de surfactantes reducen: la actividad
interfacial, la salinidad 6ptima del sistema, aumentan la concentracidon micelar
critica y los fenébmenos de abstraccion del agente tensoactivo, lo cual se traduce
en el decremento de la eficiencia del recobro de aceite residual en yacimiento

mediante esta técnica.

1.4.1 Dureza del Agua: la dureza total generalmente es causada por la presencia
de iones calcio y magnesio presentes en el agua. Los iones polivalentes de
metales como: hierro, estroncio, aluminio, zinc y manganeso también contribuyen
en la dureza del agua; sin embargo, su concentracibn es muy baja en aguas
naturales, por lo tanto, se asume como la medida de la concentracion de iones

calcio y magnesio, expresado de varias formas como se muestra a continuacién3+.

« Miligramos de carbonato calcico por litro de agua ( CaCOs mg/L)

« Partes por millén, 1ppm = 1 parte de CaCOs en 10° partes de agua.

« Grados Clark (°Cl), granos de CaCOs por galén de agua.

« Grado Francés (°Fr), 1 °Fr = 1 parte de CaCOs equivalente por 10° partes

de agua.

Para expresar la dureza como cantidad equivalente de CaCOs (aunque
propiamente esta sal no se encuentra en el agua) se debe hacer un calculo de la
suma de las concentraciones calcio y magnesio existentes en miligramos por cada

litro de agua:
Dureza (mg/L CaCO3) = 2,50 [Ca*?] + 4,116 [Mg*?]

« [Ca++]: Concentracion de ion Ca*? expresado en mg/L.

34 SNOEYINK, V.L. and D. Jenkins. Water Chemistry, John Wiley & Sons, New York, 1980
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e [Mg++]: Concentracién de ion Mg*? expresado en mg/L.

Los coeficientes 2,50 y 4,116 se obtienen de las proporciones entre la masa
molecular del CaCOs y las masas atomicas del calcio y magnesio

respectivamente.
Masa Molecular CaCOs + 100 g/mol
Masa atomica Ca * 40 g/mol

Masa atémica Mg + 24,3 g/mol

Proporcion CaCOs / Ca = 100/40 = 2,50
Proporcién CaCOs / Mg = 100/24,3 = 4,116

Tabla 2. Clasificacion del Agua Segun la Dureza

Concentracion (CaCOsmg/L) Clasificacion
0-60 Suave
61-120 Moderadamente dura
121- 180 Dura
>180 Muy Dura

Fuente: SELINUS, O. Essentials of Medical Geology impacts of the Natural
Environment On Public Health, ELSEVIER Academic Press, Geologycal Survey of
Sweden, Chapter 13, Water Hardness and Health Effects, Pag 334.

1.4.2 Tipos de dureza

e Durezatemporal
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Es aquella que puede ser removida al hervir el agua. Esta es causada por la
presencia de bicarbonatos de calcio y magnesio que con las altas temperaturas se
descomponen en carbonatos insolubles facilmente removibles por filtracion. Con
esto se puede hacer una reduccion del contenido total iénico del agua®.

e Dureza permanente

Esta se debe a la presencia de sulfatos, cloruros y nitratos de calcio, magnesio y

otros metales que no pueden ser removidos por ebullicion.

La fuente del agua usualmente determina su dureza, aguas superficiales
generalmente contienen menor dureza que las subterraneas. La dureza del agua
es reflejada por las formaciones geologicas de donde se deriva, asi los carbonatos
naturales presentes en los suelos y sedimentos incrementaran la dureza de las
aguas superficiales, y las formaciones de calizas incrementaran la dureza de las

aguas subterraneas®®.

Generalmente la dureza es determinada por el método de titulacién
complejométrico EDTA (4cido etilendiaminotetraacético). Este reactivo tiene
aplicacién en la determinacién de un gran numero de cationes metalicos a
excepcion de los metales alcalinos. Dependiendo el titulador usado se puede
determinar la dureza general, dureza por calcio y dureza por magnesio, usando
eriochrome black T, murexide y la diferencia entre los dos anteriores

respectivamente.

1.4.3 Efectos de la Dureza del Agua en Surfactantes: la presencia de iones
divalentes de Calcio y Magnesio en el agua de formacion afecta negativamente la

solubilidad del surfactante en agua, debido a que los iones metalicos reaccionan

35 PAHARI, D. CHAUHAN, D. Engineering Chemistry, Chapter 10, Water and Water Treatment, Hardness of
Water, Pag 278.

36 CHAPMAN, D. Water Quality Assessment, Second Edition, London and New York, 1996, Chapter 3,
Hardness. Pag 75.
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con el tensioactivo, evitando que este cumpla su funcion de actuar en la interfase
agua-petroleo al provocar su rapida precipitacion, lo cual puede obstaculizar el
desemperio del proceso, cambiando drasticamente el flujo del surfactante a través
del yacimiento, siendo necesario la utilizaciéon de concentraciones mas altas de

surfactante para lograr resultados aceptables®’.

Con el fin de reducir este problema, se hace necesaria la inyeccion de un preflujo
de agua que reduzca la cantidad de sales de la formacion y se evite el contacto
con la solucion surfactante. Ademas, se utilizan varios aditivos con el surfactante
para protegerlo contra las sales minerales. Los aditivos mas populares son

amonio, carbonato de sodio y trifosfato de sodio.

En el transcurso de los afios se han logrado avances en el uso de sulfonatos de
petréleo como surfactantes, debido a que son mas efectivos que los surfactantes
convencionales, menos susceptibles a la adsorcién a la superficie de larocay a
las interacciones con los minerales, principal limitacion en procesos de inyeccion

de quimicos.

1.4.4 Salinidad del Agua: la salinidad hace referencia al contenido de sales
minerales disueltas en el agua. El sabor salado es debido al contenido de cloruro
de sodio (NaCl). La salinidad varia segun la intensidad de la evaporacién o el
aumento del aporte de agua dulce de los rios con relacién a la cantidad de agua.
La accién y efecto de disminuir o aumentar la salinidad se le denomina
desalinizacion y salinizacion respectivamente. Se ha comprobado que la mayor

parte del agua presente en la tierra es salada.

37 VALENCIA, A. “Los Surfactantes y su Desempefio Como Agentes de Estimulacién de un Medio Poroso”.
Universidad Nacional de Colombia (tesis de regrado). 2010
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1.45 Efectos de la Salinidad sobre las Soluciones Acuosas con
Surfactantes: los electrolitos tienen una influencia muy grande sobre la CMC
debido a que pueden alterar el poder solubilizante de una solucién acuosa. Por
otro lado, la presencia de solutos en la fase acuosa puede modificar tanto las

interacciones favorables como desfavorables a la micelizacién.

La adicion de grandes concentraciones de iones tiende a disminuir la solubilidad,
en efecto disminuye la solvatacion de la fase hidrofilica del surfactante. Por otra
parte, producen una mayor concentracion de iones en la vecindad de la superficie
de las micelas que resulta en un efecto de apantallamiento que reduce las fuerzas
repulsivas entre las partes hidrofilicas cargadas. Ambos efectos favorecen la
formacién de micelas y en general se puede decir que el aumento de electrolitos
tiende a disminuir la CMC.

1.5 MEZCLAS DE SURFACTANTES

Los sistemas que se utilizan en proyectos de inyeccion de surfactantes contienen
casi siempre mezclas de surfactantes, al igual que mezclas de aceites y de
electrolitos, y esto por dos tipos de razones: es obligatorio utilizar mezclas, o se

escogen mezclas con un cierto propésito®,

La utilizacion de mezclas puede obedecer a una escogencia deliberada, como en

los casos siguientes:

1. Cuando se quiere obtener dos propiedades a la vez, se pueden combinar dos
sustancias, cada una de ellas teniendo una de las propiedades necesarias. Se
tendra entonces una mezcla con efectos independientes y acumulativos. Se

puede asi formular un polvo que contiene un detergente, un agente espumante

38 ANTON, R. Mezclas de Surfactantes. Cuaderno FIRP S716-A. Laboratorio de Formulacion, Interfases,
Reologia y Procesos. Universidad de los Andes. Mérida, Venezuela. 1993
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y un secuestrante. El secuestrante sustrae los iones divalentes, y permite por
tanto a los surfactantes desempefiar mejor su papel. En tal caso los efectos
son aditivos e independientes los unos de los otros.

2. Con el fin de obtener una propiedad intermedia entre la de los dos
componentes. En general se trata de la misma propiedad con diferentes grados
de intensidad. El caso de las mezclas de surfactantes donde se calcula la
hidrofobicidad por la regla HLD es uno de los ejemplos mas simples. También
se aplica a las mezclas de aceites y de electrélitos. De todas maneras, todo
depende de la forma en la cual se combinen las propiedades para obtener un

valor promedio.

3. Cuando se quiere obtener una propiedad nueva, distinta a la de las sustancias
originales. Se puede estar en presencia de una nueva sustancia, en el sentido
quimico o fisico del término. Es el caso de los sistemas donde los
componentes presentan una fuerte interaccion entre ellos. En todo sentido la
mezcla no obedece a la nocion de promedio dada por el paragrafo anterior; al
contrario, ella presenta muy fuertes desviaciones y se habla a menudo de
sinergismo. Se puede a menudo considerar este caso como una situacion

extrema del caso anterior.

1.5.1 Mezclas de Surfactantes Anidnicos: a baja concentracion y en condiciones
de equilibrio que corresponden a la medida de tensién en un tensiometro de gota
giratoria, se define el surfactante por su nmin. El parametro nmin €s el nUmero de
atomos de carbonos del alcano que presenta el minimo de tensién en condiciones

estandares (1% NacCl, no alcohol).
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Desde los primeros trabajos se ha constatado que en la gran mayoria de los casos
(principalmente para los alquil aril sulfonatos) es posible aplicar una regla de

mezcla lineal sobre el Nmin:
(Mmin)M = X X;(Mmin); Ecuacion 4

Se puede también correlacionar el nmin de un surfactante o de una mezcla con el
peso molecular equivalente de la mezcla, lo que es particularmente practico con
productos comerciales como los sulfonatos de petréleo. Los estudios sistematicos
a alta concentracion, relacionando la formulacion éptima con el comportamiento
trifasico, indican que la variable de barrido varia linealmente en funcion de la

composicion, e influye la pureza de los surfactantes involucrados.

1.5.1 Mezclas de Surfactantes No lénicos: la formulacion 6ptima para sistemas
no iénicos se ha estudiado tanto a baja concentracion, donde se busca el minimo
de tensién, como a alta concentracién donde el comportamiento de fase indica la
transicion. Para los surfactantes no iénicos el numero promedio de grupos Oxido
de etileno (EON) se calcula como el promedio aritmético para un producto
comercial (distribuciébn Poisson) como para las mezclas. En este caso se

encuentra que la regla de mezcla sobre el EON es lineal.
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2. DESARROLLO EXPERIMENTAL

2.1 MATERIALES

2.1.1 Seleccion de Quimicos: a continuacion, se presentaran los surfactantes
empleados para la generacion de las mezclas binarias. La seleccion se baso en
las propiedades que presentan en su estructura y las aplicaciones favorables
obtenidas por los expertos del laboratorio de quimica de produccion del Instituto

Colombiano de Petréleo (ICP).

ENORDET: Estos productos son usados en pilotos alrededor del mundo para
demostrar el potencial de las tecnologias basadas en surfactantes para recuperar
hidrocarburos de los yacimientos. Dentro de esta clasificacion se encuentran el
IOS y el AAS.

v Sulfonato de oleofina interna (I0S)

Pueden utilizarse en yacimientos de hasta 200°C. Los IOS tienen una solubilidad
acuosa limitada, particularmente en salmueras que contienen niveles mas altos de
iones Ca?* Y Mg?* (salmueras duras); sin embargo, en mezclas con tensioactivos
mas solubles en agua tales como el alcohol alcoxi sulfato (AAS), y también en
combinacion con tensioactivos no i6nicos como la serie del NEODOL, esta

solubilidad acuosa puede mejorarse significativamente3®.

39 SHELL GLOBAL. Enordet surfactants: Product range and Applications. EOR surfactants Type Benefits
[online][citado 22 de marzo de 2018]. Disponible en: http://www.shell.com/business-
customers/chemicals/our-products/higher-olefins-and-derivatives/enordet-surfactants.html
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La familia de estos surfactantes puede ser ampliamente usada en yacimientos de
moderadas a altas temperaturas y de condiciones de salinidades bajas a altas.
Estos quimicos particularmente son apropiados para yacimientos de altas
temperaturas debido a la estabilidad térmica del grupo sulfonato. Ha sido
reportado también que las presencias de cadenas de PO unidas a las
ramificaciones de los alcoholes adicionan una tolerancia a iones calcio y magnesio
lo que hace particularmente este tipo de surfactantes interesantes para ser usados
en yacimientos altamente salinos y con salmueras duras. Ademas, un grupo de
conexion (PO Y EO) enlaza un grupo de alcohol hidréfobo con sulfonato aniénico,
usado para cambiar el HLD de la molécula®.

v Alcohol alcoxi sulfato (AAS)

Excelente tolerancia a la dureza del agua. Puede utilizarse hasta 60°C para
formulaciones surfactante-polimero, ligeramente superior para formulaciones ASP

(Alcali Surfactante Polimero).

Componentes como el 6xido de propileno(PO) u 6xido de etileno(EO) pueden ser
incorporados en surfactantes de sulfato entre los grupos hidrofébico e hidrofilico, y
permitir al surfactante extenderse mucho mas a lo largo de la fase acuosa y oleica
para mejorar su rendimiento. La presencia de grupos EO y PO aumenta el
comportamiento hidrofilico de los surfactantes mejorando la solubilidad acuosay la
tolerancia al calcio. Ademas, surfactantes con estos grupos han sido probados en
laboratorio y han demostrado baja adsorcibn en nucleos de areniscas y

carbonatos?*®.

NEODOL: Es un alcohol primario C11 de alta pureza fabricado mediante el proceso

de hidroformilacion (SHF). Se puede usar en una variedad de aplicaciones. Es

40 RANEY, K., et al. Development of Surfactants for Chemical Flooding at Difficult Reservoir Conditions. Rice
University, Houston, Texas, USA. 2008.

4L TIPLEY, A. Development of ASP Formulations for Reactive Crude Oil in High Clay, High Temperature
Reservoirs (Master of Science Thesis). The University of Texas at Austin. 2012.
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principalmente utilizado para la fabricacion de aceites lubricantes, etoxilatos de
alcohol y etoxisulfatos de alcohol. Son solubilizadores superiores para la
solubilidad acuosa de los surfactantes; la principal ventaja que ofrecen con
respecto a los alcoholes de bajo peso molecular es su efectividad a
concentraciones mucho mas bajas, reduciendo asi los costos de logistica.
También son menos volatiles, o que minimiza los riesgos para la salud, la

seguridad y el medio ambiente*?,

En la tabla 3 se presentan las caracteristicas de los quimicos empleados para

realizar las mezclas.

Tabla 3. Rango de grados de los tensoactivos para adaptarse al yacimiento

Longitud de la cadena PO/EO promedio por

Quimico Tipo (No. De carbonos unidad de alcohol
hidrofébicos) (mol/mol)
Enordet J13131 | AAS Clois 13 PO
Enordet J11111 | AAS Clis 11 PO
Enordet 0332 | 10S Clois -
Enordet 0242 | I0S Coo2a -
Neodol 45-7 AE Cliis 7 EO

Fuente: SHELL CHEMICALS. Enordet: Detergentes Para Recuperacion Mejorada
de Petroleo. 2015

Para una mayor comprension y distincion de los surfactantes empleados se
manejara la siguiente nomenclatura

Enordet J13131: AAS13

42 SHELL CHEMICALS. Enordet: Detergentes Para Recuperacién Mejorada de Petréleo. 2015
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Enordet J11111: AAS11
Enordet 0332: I0S15
Enordet 0242: |I0S20

Neodol: AE

2.2 PROCEDIMIENTO EXPERIMENTAL

El sistema de estudio fue constituido por una fase organica compuesta por
petréleo y una fase acuosa con diferentes proporciones de mezclas binarias de
surfactantes a diferentes concentraciones de salinidad y dureza (NaCl y Ca*?). Se
utilizé aceite negro de un campo ubicado al suroccidente de Colombia, con una
gravedad de 27°API y una viscosidad de 10 cp @ 131°F. Todas las pruebas se
realizaron a presion atmosférica y temperatura de 126 °F. El valor de temperatura

tomado fue el mismo reportado para el campo del cual se produce el hidrocarburo.

2.2.1 Formulaciones: para el desarrollo del experimento se prepararon las

siguientes soluciones

v" Solucién madre NacCl al 20%w/v

Para la preparacion de la solucion se agregaron 20g de NaCl y 80ml de agua tipo |

(agua destilada).

v" Solucién madre CaCl2 al 10% w/v

En el caso de la solucion madre de CaCl2 por ser di-hidratada presenta dos
moléculas de H20 por cada molécula de CaClz, teniéndose que corregir el calculo
de la siguiente manera:

50ml al 10%w/v equivale a 5g de CaClzy 45ml H20 (caso no hidratada).
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0.1 x50ml = 5g CaCl,

111+(18%2)

Por lo tanto: 5 g * = 6.622 g[CaCl, + 2H,0]

e Peso molecular CaClz —111g/mol
e Peso molecular H20 — 18 g/mol

Finalmente:

50ml sln total — 6.622 g CaCl, dihidratado
= 43.38 ml H,0 Tipo |

v Surfactante AAS13 al 5% w/v
Se agregaron 5g de AAS;:; y 95ml de agua tipo | (agua destilada).

v Surfactante AAS11 al 5% wi/v
Se agregaron 5g de AAS11 Yy 95ml de agua tipo | (agua destilada).

v Surfactante 10S1s al 5% w/v
Se agregaron 5g de 10S15 y 95ml de agua tipo | (agua destilada).

v Surfactante 10S20 al 5% w/v
Se agregaron 5g de 10S20 y 95ml de agua tipo | (agua destilada).

v' AE al 5% wiv
Se agregaron 5g de AE y 95ml de agua tipo | (agua destilada).

Después de obtener las soluciones principales, se procedié a establecer la matriz

experimental, en la cual se plantearon mantener condiciones fijas de temperatura

a 127°F y concentracion de las mezclas a 0.2% w/v. Las variaciones en la matriz

fueron las siguientes:

e Tres mezclas binarias: AAS13 — 10S15/ AAS11—10S20/ AAS13— AE

e Tres escenarios de salinidad: 2% / 5% / 10% STD

e Dos niveles de dureza del agua: Agua blanda (Solo NaCl) / Agua dura (10%

STD son iones Ca*?)
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e Cuatro proporciones de mezclas: 20:80 / 40:60 / 60:40 / 80:20

En la tabla 4 se presenta el esquema del arreglo experimental.

Tabla 4. Arreglo Experimental

Condiciones Fijas: Temperatura = 126°F
Concentracion total de las mezclas = 0.2 %wl/v
Mezclas Binarias de
3X Surfactantes AAS13/ 10S15 AAS11/10S20 AASi13/ AE
Salinidad Total 2 5 10
3X % STD
Niveles de Dureza Agua Blanda Agua Dura
2X del Agua Solo NaCl (10% STD son iones Ca*?)
Proporcién de 20:80 40:60 60:40 80:20
4X Mezclas

Para las soluciones de surfactantes concentrados al 0.2%w/v se realizé la

siguiente proporcion:
0.2%
5%

= [0.04] * 5ml Sln total = 0.2 ml Surfactante

Es importante entender que cada formulacion esta constituida por 5 ml de solucion
y que, de este total, 0.2 ml corresponden a la mezcla de surfactantes, en donde
las mezclas binarias se realizaron en diferentes proporciones.

Para tener en cuenta el contenido de iones calcio (Ca*?) se realizd la siguiente
proporcion:

111%@612
mo = 2.775

40-L_ca
mol

Para el estudio de la influencia de la dureza se crearon diferentes escenarios
diluyendo cloruro de sodio (NaCl) al 2%, 5% y 10 % en peso equivalente a
20,000ppm; 50,000ppm y 100,000 ppm, y calcio (Ca) al 0.2%, 0.5% y 1% en peso
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correspondiente a 2,000ppm; 5,000 ppm y 10,000ppm. Se evaluaron sistemas con
dureza y sin dureza. Para el primer caso se utilizé la mezcla AAS13/ 10S1s al 2%,
5% y 10% de NaCl con 0% Ca*?, y se vari6 la proporcién de surfactantes a 20:80,
40:60, 60:40 y 80:20 en cada variacion de salinidad, para un total de 12 pruebas.
Para el sistema de agua dura se reprodujeron nuevamente las pruebas variando al
2%NaCl-0.2%Ca*?, 5%NaCl-0.5%Ca*? y 10%NaCl-1%Ca*?.

La segunda mezcla empleada fue AAS13/ AE al 2%, 5% y 10% NaCl con 0% Ca*?;
se reprodujeron nuevamente las pruebas variando al 2%NaCl-0.2% Ca*?
5%NaCl-0.5% Ca*? y 10%NaCl-1% Ca*2.

Finalmente, la Ultima mezcla que se utilizé6 fue AAS11/ 10S20 al 2%, 5% y 10%
NaCl con 0% Ca*?, y se reprodujo nuevamente variando al 2%NaCl-0,2% Ca*?,
5%NaCl-0,5% Ca*?> y 10%NaCl-1% Ca*?. En todos los casos se evalu6 la
proporcion de surfactante en cada variacion de salinidad-dureza para un total de
72 experimentos.

Cada formulacion fue almacenada en viales con un tiempo de reposo minimo de

10 horas, y posteriormente se analizo la estabilidad acuosa.

Figura 13. Viales con las Formulaciones Enumeradas Para Analisis de

Estabilidad Acuosa
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A continuacion, el célculo matemético con el que se realizaron las 72

formulaciones tomando como ejemplo base la mezcla AAS:s / 10S:1s para agua

blanda y para agua dura:

1.

Agua Blanda

2% NaCl, 0%CaClz, Mezcla 20% AAS:s - 80% 10S1s

2.

2%

20%
0.2%

5%

* 5ml = 0.5ml Sln NaCl
= [0.04] % 5 = % = 0.04 ml AAS::
02% _ 10.04] * 5 * =2 = 0.16 ml 10Sss
5% 100
5ml Total — 0.5 NaCl — 0.2 surf = 4.3 ml H,0

Agua Dura

2%NacCl, 0.2%CacCl2, Mezcla 20% AAS13 - 80% 10S:s5

02% coml « X = 0.2775 ml Sin CaCl,
10% 40

2%

20%

* 5ml — 0.2775ml = 0.2225 ml Sln NaCl
0.2%
5%

= [0.04] * 5 = % = 0.04 ml AAS1s
22% _ 10.04] * 5 * -~ = 0.16 ml 10S1s
100

5%
5ml Total — 0.2225 NaCl — 0.2775CaCl, — 0.2 surf = 4.3 ml H,0
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2.2.2 Equipo

e Tensiometro de la Gota Giratoria
Instrumento estdndar de laboratorio utilizado para medir la tension interfacial. Este
método es aplicable particularmente a tensiones bajas menores a 1mN/m y
especialmente por debajo de 102 mN/m, como puede ocurrir cuando se emplean
tensioactivos en la recuperacion mejorada de hidrocarburos. Utiliza un tubo capilar
que contiene una gota de la fase menos densa (crudo) dentro de la mas densa
(solucién acuosa). Cuando se hace girar el tubo a lo largo de su eje a alta
velocidad, las fuerzas resultantes centran la gota en el eje del tubo y la deforman.
La tension interfacial es una funcion de la deformacién que sufre la gota, las
densidades de los liquidos y la velocidad de rotacion®3. La ecuaciéon que modela

este sistema es llamada formula de Vonnegut**:

TIF = 0.000000144 Ap ? Dg® ="~ 0 =% Ecuacion 5
Donde:
Ap = Densidad solucién — Densidad aceite = [CJ#]

w = velocidad de rotacion = [rpm|]
Dg = Diametro de la gota = [mm]

Figura 14. Tensiometro de la gota giratoria

43 SCHLUMBERGER. Tensidmetro de Gota Giratoria. Recuperacién Mejorada de Petréleo. Recuperado de
https://goo.gl/Nu8zKt
44 SALAGER, J. Principio del Tensimetro de la Gota Giratoria. Universidad de los Andes. Mérida, Venezuela. 2005
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2.2.3 Montaje experimental: el procedimiento para el montaje de la formulacién en
el tensiémetro consistid en llenar el capilar con la formulacion de cada surfactante
con ayuda de una jeringa, cerciorandose que no quedaran burbujas de aire dentro
del capilar (Figura 15). Después de saturar el capilar, con otra jeringa se inyect6
cuidadosamente la gota de crudo hasta 2 cm antes de la punta cerrada del capilar
(Figura 16).

Figura 15. Tubo Capilar de Didmetro Interno de 2mm
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Figura 16. Gota de Crudo en el Capilar

q

Una vez la gota se estabilizo, se introdujo cuidadosamente en el equipo (figura
14), se sell6 correctamente y se hizo rotar a una velocidad ascendente, controlada
de manera que la gota de crudo esférica alcance una longitud 4 veces mayor a su
diametro, haciendo vélida la medicion. Durante 1 hora se mantuvo cada muestra
rotando a temperatura de 126 °F y posteriormente se hizo la medicion del diametro
de la gota de crudo a través del software especial Motic que trae consigo una
camara incorporada, calibrada para la observacién a escala. El tipo de imagen

obtenida se presenta en la figura 17.

Una vez tomado el dato del didmetro y antes de apagar el equipo, se tomé la
velocidad de rotacién en revoluciones por minuto. Posteriormente, se realizé una
tabla con todos los datos para cada formulacion, y con la ecuaciéon de Vonnegut se

calcularon las tensiones interfaciales (Ver Anexo A).

Figura 17. Captura de Imagen del Software en Proceso de Medicién del
Diametro de Gota de Crudo en la Formulacion.
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3. RESULTADOS Y DISCUSION

En este capitulo se presentaran los resultados y el andlisis de las pruebas
obtenidas para las tres mezclas binarias de surfactantes: analisis de estabilidad
acuosa, zonas 6ptimas y andlisis de tension interfacial con respecto a salinidad y

dureza.

3.1 ESTABILIDAD ACUOSA

A continuacion, se explican con detalle los resultados de la observacion de

estabilidad acuosa de las 72 formulaciones de mezclas binarias de surfactantes.

3.1.1 Descripcién de la Estabilidad Acuosa

e Muestras1,2,3,4,56y7
Se observa homogeneidad en toda la solucion, debido a que el surfactante se

solubilizé completamente en la mezcla. Solucion homogénea.

e Muestra 8
La mezcla presenta un poco de turbidez. En el fondo se evidencia la formacién de

esferas de surfactante depositadas y acopladas de manera ordenada.

e Muestra9
Se forma una fase de cremado (blanca) en la interfase aire-solucién. Muestra con

cremado.

e Muestral0, 11y 12
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La mezcla presenta un poco de turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la mezcla completamente. Solucién turbia.

e Muestra 13
Esta muestra evidencia precipitacion de una fase en el fondo, en forma de

pequefios granos de sal. Solucion precipitada.

e Muestra 14,15y 16
Se observa homogeneidad en toda la solucién, debido a que el surfactante se

solubiliz6 completamente en la mezcla. Solucibn homogénea.

e Muestra 17
La mezcla presenta un poco de turbidez. En el fondo se evidencia la formacion
de esferas de surfactante acopladas de manera ordenada junto con granos

precipitados. Solucién precipitada.

e Muestra 18
Esta muestra evidencia precipitacion de una fase en el fondo, en forma de

pequefios granos de sal. Solucion precipitada.

e Muestra 19
Se observa homogeneidad en toda la solucién, debido a que el surfactante se

solubilizé completamente en la mezcla. Solucibn homogénea.

e Muestra 20
La mezcla presenta un poco de turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la solucién completamente. Solucién turbia.

e Muestra2ly 22
Esta muestra evidencia precipitacion de una fase en el fondo, en forma de

pequefios granos de sal. Solucion precipitada.

e Muestra23y 24
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La mezcla presenta turbidez en un menor grado, se infiere que el surfactante

no fue solubilizado en la solucién completamente. Solucién turbia.

e Muestra 25, 26, 27, 28, 29y 30
Se observa homogeneidad en toda la solucién, debido a que el surfactante se

solubilizé completamente en la mezcla. Solucion homogénea.

e Muestra 31
La mezcla presenta turbidez en un menor grado, se infiere que el surfactante

no fue solubilizado en la soluciébn completamente. Solucion turbia.

e Muestra 32, 33, 34,35y 36
La mezcla presenta un poco de turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la solucién completamente. Solucion turbia.

e Muestra 37, 38, 39,40y 41

Se observa homogeneidad en toda la solucion, debido a que el surfactante se
solubilizé completamente en la mezcla. Solucion homogénea.Muestra 42, 43, 44,
45, 46, 47, 48 y 49

La mezcla presenta un poco de turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la solucién completamente. Solucion turbia.

e Muestra 50, 51y 52
Se observa una minima turbidez. Se presenta buena solubilizacién del

surfactante en la mezcla. Solucién homogénea.

e Muestra53y54
La mezcla presenta turbidez, se infiere que el surfactante no fue solubilizado

en la solucién completamente. Solucion turbia.

e Muestra 55y 56
La mezcla presenta turbidez con un minimo de precipitados, se infiere que el
surfactante no fue solubilizado en la solucion completamente. Solucion turbia.
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e Muestra 57, 58, 59y 60
Mezcla turbia en la cual también se forma una fase de cremado (blanca) en la

interfase aire-solucion. Mezcla con cremado.

e Muestra 61, 62y 63
La mezcla presenta alta turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la soluciéon completamente. Solucion turbia.

e Muestra 64
Se observa homogeneidad en toda la solucién, debido a que el surfactante se

solubiliz6 completamente en la mezcla. Solucibn homogénea.

e Muestra 65, 66, 67 y 68
La mezcla presenta alta turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la solucién completamente. Solucién turbia.

e Muestra 69
Mezcla turbia en la cual se forma una fase de cremado (blanca) en la interfase

aire-solucion. Mezcla con cremado.

e Muestra 70,71y 72
La mezcla presenta alta turbidez, se infiere que el surfactante no fue

solubilizado en la solucién completamente. Solucion turbia.

3.1.2 Anédlisis de Estabilidad Acuosa

3.1.2.1 Mezcla AAS13 - I0OS1s: a continuacion, se presentara el andlisis de las 24

formulaciones correspondientes a la mezcla entre el Alcohol Alcoxi Sulfato (13 PO)

y el Sulfonato de Oleofina Interna (con 15 carbonos en su cadena lipofilica). Doce

de las formulaciones se evaluaron en un sistema de agua blanda y los doce

restantes en un sistema de agua dura.
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v Sistema en Agua Blanda

La mezcla presenta buena solubilizaciébn para concentraciones iguales a 2% de
NacCl, por encima de este valor a concentraciones de 5% de NaCl se mantiene una
buena solubilizacion; sin embargo, cuando la proporcién de 10S1s disminuye, la
solubilizacion se reduce. Para la concentracion de 10% de NaCl se evidencia
turbidez en las muestras y cremado particularmente para la mezcla cuya
proporcion es 20:80. La flecha roja indica la muestra en la cual se obtuvo el

minimo valor de tensién interfacial con un valor de 7,2 x 10-3dina/cm (Anexo A).

Figura 18. Estabilidad Acuosa / Mezcla AAS13 - I0S15/ Agua Blanda
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v Sistema en Agua Dura
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La mezcla presenta una buena solubilizaciébn para concentraciones de 2% de
NaCl; se evidencia precipitacion cuando se tiene una menor concentracion de
AAS13. Para concentraciones de 5y 10 % se evidencia una mayor precipitacion
de tensioactivo cuando la concentracion de AAS13 disminuye. La flecha roja indica
la muestra en la cual se obtuvo el minimo valor de tension interfacial con un valor
de 8,6 x 10 dina/cm (Anexo A).

Figura 19. Estabilidad Acuosa/ Mezcla AAS13 - I0S15/ Agua Dura
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Para ambos sistemas se demuestra que un medio altamente salino afecta la
solubilizacion del surfactante de manera negativa. La presencia de PO en el
surfactante AAS13 aumenta el comportamiento hidréfilo de la mezcla mejorando la
solubilidad acuosa y en un sistema con agua dura aporta una mayor tolerancia al

ion calcio.

3.1.2.2 Mezcla AASi3 — AE: al igual que en la anterior mezcla, se presentara el
andlisis de las 24 formulaciones correspondientes a la mezcla entre el Alcohol
Alcoxi Sulfato (13 PO) y el Alcohol Etoxilado. Doce de las formulaciones se
evaluaron en un sistema de agua blanda y los doce restantes en un sistema de

agua dura.

v Sistema en Agua Blanda

Cuando se tienen concentraciones de 2% de NacCl la solubilizacion del surfactante
es excelente. Para concentraciones de 5% de NaCl la mezcla presenta turbidez
cuando la concentracion de AE disminuye, por otro lado, para concentraciones de
10% de NacCl la mezcla no consigue estabilizarse y presenta turbidez. La flecha
roja indica la muestra en la cual se obtuvo el minimo valor de tension interfacial

con un valor de 2.74 x 102 dina/cm (Anexo A).
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Figura 20. Estabilidad Acuosa/ Mezcla AAS:13— AE / Agua Blanda
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v Sistema en Agua Dura

El comportamiento de las mezclas en cuanto a su estabilidad acuosa es analogo
al sistema de agua blanda. La flecha roja indica la muestra en la cual se obtuvo el

minimo valor de tensién interfacial con un valor de 1.13 x 102 dina/cm (Anexo A).
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Figura 21. Estabilidad Acuosa/ Mezcla AAS:; — AE / Agua Dura
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Esta mezcla en particular presenta una buena tolerancia al calcio, debido a la
presencia de grupos EO y PO contenidos en el AE y AAS;; respectivamente,

componentes que ademas mejoran la estabilidad acuosa.

3.1.2.3 Mezcla AAS11 — 10S20: finalmente, se presenta el andlisis de las 24
formulaciones correspondientes a la mezcla entre el Alcohol Alcoxi Sulfato (11 PO)
y el Sulfonato de Oleofina Interna (con 20 carbonos en su cadena lipofilica). Doce
de las formulaciones se evaluaron en un sistema de agua blanda y los doce

restantes en un sistema de agua dura.

v Sistema en Agua Blanda

En concentraciones de 2% de NaCl se tienen mezclas homogéneas; sin embargo,

cuando aumenta la concentracion de 10S, la mezcla presenta turbidez. El
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comportamiento de la mezcla se ve afectado por valores altos y medios de
concentracion salina, esto genera que se presente turbidez para un 5% de NaCl y
cremado para un 10% de NaCl. La flecha roja indica la muestra en la cual se
obtuvo el minimo valor de tension interfacial con un valor de 7 x 1072 dina/cm
(Anexo A).

Figura 22. Estabilidad Acuosa / Mezcla AAS11 — 10S20/ Agua Blanda

AAS,, - 10S,,
12
10 A A A A
G 8 __——————’———
g 6 -———————
O\o 4 o [ .—— ,—“
2 - @
_,—" ’ ’V\
0
0 20 40 60 80 100
0
% AAS,;
@® Turbia m Precipitado A Cremado ¢ Homogénea

v Sistema en Agua Dura

Para una concentracion de 2% de NaCl y 0,2% de Ca+2 hay una buena
solubilizacion del surfactante cuando se tiene una concentracion alta de AAS1i;

para bajas concentraciones de este tensioactivo bajo las mismas condiciones de
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dureza y salinidad al aumentar estos parametros (5% NaCl/0,5% Ca+2 y
10%NaCl/1%Ca+2) se evidencia una turbidez en las mezclas. La flecha roja indica
la muestra en la cual se obtuvo el minimo valor de tension interfacial con un valor
de 1,457 x 101 dina/cm (Anexo A).

Figura 23. Estabilidad Acuosa/ Mezcla AAS11 - I0S20/ Agua Dura
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La mezcla demuestra inestabilidad acuosa para sistemas blandos y duros. Se
evidencia que a mayor concentracién de 10S2o la estabilidad acuosa disminuye,
puesto que este quimico tiene propiedades hidréfobas; por su parte, el surfactante
AAS11 presenta menos grupos PO, por lo cual se genera una menor solubilizacion

acuosa y tolerancia a iones ca*2.
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3.2 TENSION INTERFACIAL

3.2.1 Mezcla AAS13 - I0S15

v Sistema en Agua Blanda

El analisis sobre la eficiencia en la reduccién de la IFT, para este sistema,
demostré que el menor valor de tension obtenido con esta mezcla para agua
blanda fue de 0,0072 [dina/cm], se obtuvo con una proporcién 60:40 y una
salinidad 6ptima de 5% de NaCl.

Figura 24. Tensién Interfacial vs Concentraciéon del Surfactante AASi13 para

Agua Blanda
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v Sistema en Agua Dura

Para el sistema en agua dura con un 0,5% de ca*? el menor valor de IFT fue de
0,0086 [dina/cm], se obtuvo con una proporcién 40:60 y una salinidad 6ptima de
5% de NaCl. Los valores obtenidos en esta prueba sostienen la teoria planteada
en la literatura a cerca de la existencia de un valor 6ptimo de salinidad, puesto que

siendo un valor intermedio entre los tres valores de salinidad planteados se logré

obtener la mayor reduccion en la tension.

Figura 25. Tensién Interfacial vs Concentraciéon del Surfactante AAS13 para

Agua Dura

IFT(mN/m)

Generalmente, al introducir iones divalentes a un sistema se genera una pérdida
de la eficiencia; sin embargo, en este caso, se presume una compensacion debido
a la generacion de una nueva especie en sitio (jabon de calcio) que consiste en la

unién de dos moléculas de surfactante con un ion divalente de calcio, esta especie
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0,0100
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IFT vs 0,2% Mezcla AAS,; - 10S ¢
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1% Ca+2
20 40 60 80 100
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logra actuar sinérgicamente con las dos familias de surfactante obteniendo de esta
manera un valor bajo de IFT. Es decir, la variacion de pardmetros puede favorecer
o0 no el sistema. Remitiendo el andlisis a los resultados con respecto a la
estabilidad acuosa, cabe resaltar la gran actividad interfacial de un surfactante
cuando este se encuentra precipitado, se puede entender su buen desempefio
dado que el surfactante no tiene una tendencia especifica al agua o al aceite, por
el contrario, se encuentra en la interfase disminuyendo la diferencia de tension

entre las fases.

3.2.2 Mezcla AAS13 — AE

v Sistema en Agua Blanda

Sobre la eficiencia en la reduccién de la IFT, para este sistema, se evidencié que
el menor valor de tension obtenido con esta mezcla para agua blanda fue de
0,0274 [dina/cm], se obtuvo con una proporcién 60:40 y una salinidad optima de
2% de NacCl.

Figura 26. Tension Interfacial vs Concentracion del Surfactante AASi3 para

Agua Blanda
IFT vs 0,2% Mezcla AAS ;- AE
10,0000
=
E 1,0000 2% NaCl
£ 5% NaCl
— 0,1000
L 10% NacCl
0,0100
0 20 40 60 80 100

% AAS.,
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v Sistema en Agua Dura

La méxima reduccion de IFT obtenida para este sistema fue de 0,0113 [dina/cm],
se obtuvo con una proporcion 40:60, una salinidad Optima de 2% y una dureza

0,2% ca*?.

Figura 27. Tension Interfacial vs Concentraciéon del Surfactante AASi3 para

Agua Dura
IFT vs 0,2% Mezcla AAS,; - AE
10,0000 —e—2% NaCl,
B 0,2% Ca+2
e
1,0000
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— 0,1000
= 10% Nacl,
1% Ca+2
0,0100
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% AAS,;

El presente estudio soporta las teorias planteadas sobre el sinergismo que se
genera al mezclar un surfactante aniénico con uno no ionico, debido a que los
resultados no presentan un cambio significativo en condiciones de alta dureza
respecto al escenario sin dureza. Esto permite entender que el tensioactivo no
ibnico pudo contrarrestar los efectos negativos causados por la presencia de
cationes divalentes, y aunque no presenta una mayor actividad interfacial, permite
demostrar la importancia de este tipo de surfactantes en escenarios de alta

dureza.
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3.2.3 Mezcla AAS11 — 10S20

v Sistema en Agua Blanda

El menor valor de IFT registrado para el sistema de agua blanda fue de 0,0070
[dina/cm], se obtuvo con una proporcion 80:20 y una salinidad 6ptima de 2% de
NacCl.

Figura 28. Tensién Interfacial vs Concentraciéon del Surfactante AAS11 para

Agua Blanda
IFT vs 0,2% Mezcla AAS,; - 10S,,
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Para el sistema en agua dura con un 0,2% de ca+2, el menor valor de IFT fue de
0,1457 [dina/cm], se obtuvo con una proporcién 80:20 y una salinidad 6ptima de
2% de NaCl.

Figura 29. Tensién Interfacial vs Concentracion del Surfactante AAS11 para

Agua Dura
IFT vs 0,2% Mezcla AAS;; - 10S,,
1,0000
2% NaCl-

— 0,2%Ca++
E 0,
L 5% NaCl-
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0,1000

0 20 40 60 80 100
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Se evidencio que incluso cuando se utilizan familias iguales de surfactantes los
resultados no son semejantes. Comparada con la primera mezcla, ésta presento
un menor desempefio y en condiciones de alta dureza la tolerancia al ion calcio se
redujo significativamente. La variacibn que se hizo con respecto a la primera
mezcla (AAS:s - 10S;:s) fue disminuir el HLD de un tensioactivo haciendo que
presentara menor solubilidad al agua. Por esto el tensioactivo se ubicé mas
favorablemente en la zona de petrdleo y no hubo un efecto sinérgico que
permitiera obtener buenos resultados de tension en ambientes mas agresivos. Es
posible deducir que la semejanza entre familias para mezclas de surfactantes no
garantiza semejanza en resultados de tensiometria, debido a las variaciones en

estructura.
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3.3 ZONAS OPTIMAS

Los mapas que se presentaran a continuacion representan las zonas éptimas en
las cuales se obtienen los mejores valores de IFT para una posible inyeccion de
surfactantes, teniendo en cuenta los escenarios y las condiciones empleadas

durante el desarrollo del trabajo.

Para la lectura de los mapas, en el eje de las abscisas se encuentra el porcentaje
del surfactante descrito y el porcentaje restante corresponde al tensioactivo
mezclado; en el eje de las ordenadas se encuentra la concentracion de sal y
dureza de la solucion. Las zonas en tonos grises representan los valores de IFT, el
blanco hace referencia a la zona en la cual la tension interfacial es mas baja (zona

optima).

3.3.1 Mezcla AAS13 - IOS15

v Sistema en Agua Blanda
La zona en la cual se obtiene una éptima reduccion de la tension interfacial

presenta un comportamiento lineal en donde se observa que a medida que

aumenta la salinidad se debe reducir la concentracion de AAS;; (Figura 30).

v Sistema en Agua Dura

El rango 6ptimo de dureza en el cual se obtienen los menores valores de IFT esta
entre el 0,2 y 0,5% de ca*?, para concentraciones del 20 al 60% de AAS13 Figura
31).
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Figura 30. Zonas Optimas de IFT para la Mezcla AAS;; - I0S:s en Agua Blanda
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Figura 31. Zonas Optimas de IFT para la Mezcla AAS:s - 10S;s en Agua Dura
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3.3.2 Mezcla AAS13 — AE

v' Sistema en Agua Blanda

Como se puede observar en la figura 32 (gréafica izquierda), la zona de salinidad
Optima se encuentra para valores bajos del 2% de NaCl con concentraciones del
50 al 70% de AASas.

v' Sistema en Agua Dura
El rango 6ptimo de dureza es cercano al 0,2% de ca*?, para concentraciones entre
40 y 50% de AAS:3 (grafica derecha).

Figura 32. Zonas Optimas de IFT para la Mezcla AAS:; — AE en Agua Blanda
(Izquierda) y Agua Dura (Derecha)
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3.3.3 Mezcla AAS11 — 10S20

v Sistema en Agua Blanda

La zona de IFT Optima se encuentra en un rango estrecho de 2 al 3% de NaCl

para proporciones de mezcla del 80 al 100% AAS11.

v Sistema en Agua Dura

Dentro de los parametros analizados en el estudio no se encuentra una zona

Optima en la cual se puedan obtener valores bajos de IFT, en este caso la minima

tensién que puede obtenerse varia entre 0,1 y 0,15 [dina/cm], para una dureza de

0,2% ca*? con concentraciones mayores al 80% de AAS11.

Figura 33. Zonas Optimas de IFT para la Mezcla AAS:s — AE en Agua Blanda

(Izquierda) y Agua Dura (Derecha)
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Para las mezclas AAS:s - 10S1s Yy AAS1; — I0Sx que corresponden a las mismas
familias, se observa que el comportamiento fue significativamente diferente. Se
demostré que haber utilizado un surfactante menos hidrofilo disminuyé la
eficiencia drasticamente en el rendimiento de la mezcla en presencia de un medio
acuoso de alta dureza. De igual manera, haber reducido 2 grupos PO al hacer el
cambio de surfactante AAS:; por AAS11, evidencia que un pequefo cambio en estos
componentes afecta la eficiencia del proceso de reduccién de tension interfacial, y
por tal razon los tensioactivos se encuentran disponibles en cantidades
comerciales con diferencias en su estructura que parecen ser minimas, pero con

respuestas en ambientes iguales muy diferentes.

Los resultados obtenidos con la mezcla AAS:1 — AE permitieron dar soporte a la teoria
constatada en la literatura sobre el aporte sinérgico que brinda un surfactante no
iGnico en cuanto a la resistencia al contenido de cationes divalentes. En los dos
sistemas de dureza planteados (agua blanda y agua dura) se presentaron

respuestas similares en cuanto a estabilidad acuosa y tension interfacial.
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4. CONCLUSIONES

La dureza del agua sobre la tension interfacial para una mezcla de surfactantes
tiene un efecto positivo cuando se encuentra un valor determinado (6ptimo)
que permite obtener los minimos valores de tension interfacial, es decir, no

mantiene una relacién directa o inversa con la disminucién de la IFT.

Para las diferentes mezclas, cuanto mas alta era la dureza, su estabilidad
acuosa se reducia implicando que el surfactante perdiera capacidad de
extenderse en la salmuera; se demostré que al llevar el surfactante a su limite
de solubilidad, mas activo se hace en la interfase; sin embargo, es importante
no exceder el limite, es decir, no sobrepasar el valor 6ptimo para que el

tensioactivo pueda actuar adecuadamente.

El mejor resultado en cuanto a la reduccidn de tensién interfacial se encontré
en la mezcla de dos surfactantes anionicos, la mezcla Surf. 1 / Surf. 3 en una
proporcion 40:60 con una salinidad éptima de 5% de NaCl y un medio muy
duro de 0,5% de Ca+2. Se concluye que bajo estos pardmetros se encontraron
las condiciones Optimas en las cuales las dos familias de tensioactivos junto a
la formaciébn de una tercera especie, el jabon de calcio, actuaron

sinérgicamente generandose este efecto favorable

Se determiné que usar familias de surfactantes similares como alcohol alcoxi
sulfato (AAS) y el sulfonato de oleofina interna (I0S), bajo las mismas
condiciones de salinidad y dureza no implica un resultado semejante en cuanto
a la reduccion de la tension interfacial; en consecuencia, se puede entender la
importancia de la estructura para cada familia que diferencia a un surfactante
comercial del otro, puesto que aun siendo similares existen variaciones en

cuanto a sus grupos funcionales y su diferencia hidrofilica lipofilica (HLD).
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El efecto negativo de la dureza del agua con relacion a la estabilidad acuosa
de las mezclas puede ser contrarrestado con la intervencion de un surfactante
no iénico como el alcohol etoxilado (AE). Incluso cuando el rendimiento de la
mezcla no es el mejor en cuanto a la reduccion de la tension interfacial, se

logran minimizar los efectos negativos del ion calcio del sistema.

Se demostré que el uso de mezclas de tensioactivos fortalece las propiedades
que los quimicos presentan individualmente, generando una sinergia bajo la
cual se logran superar las condiciones desfavorables y se consigue un mejor

desemperio en el sistema.
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5. RECOMENDACIONES

Para futuras investigaciones se recomienda el uso de otro tipo de
surfactantes para evaluar el efecto de los cationes divalentes en la
reduccion de la tension interfacial. Por ejemplo, el uso de un surfactante

catidnico para aplicaciones en formaciones de calizas.

Evaluar el comportamiento de otro tipo de aditivo como co-surfactante. En
algunas aplicaciones ASP normalmente el alcali se emplea como agente de
sacrificio debido a la alta adsorcion que presenta. Se propone evaluar el
comportamiento de este quimico con relacion a la reduccion de la tension

interfacial bajo determinadas condiciones de dureza.

Se plantea expandir el arreglo experimental a mezclas ternarias de
surfactantes para analizar la sinergia que se puede presentar en tres tipos
de tensioactivos diferentes y evaluar su capacidad para reducir la tension
interfacial a valores ultrabajos en condiciones variables de salinidad y

dureza.
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Anexo A. Resultados generales de los experimentos de tensiometria.

Muestra Sal%  Ca* Aceite Salmuera RPM Diametro  %j13131 TIF
[mm] [mN/m]

1 2 0 0,91 1,001 3392 1,23 20 0,28056333
2 2 0 0,91 1,001 3280 1,13 40 0,20341684
3 2 0 0,91 1,001 3062 0,81 60 0,0652934

4 2 0 0,91 1,001 3018 0,6 80 0,02578078
5 5 0 0,91 1,021 3107 0,88 20 0,10515163
6 5 0 0,91 1,021 3254 0,6 40 0,03655732
7 5 0 0,91 1,021 1798 0,52 60 0,00726566
8 5 0 0,91 1,021 1740 1,26 80 0,09680451
9 10 0 0,91 1,057 3118 0,48 20 0,02275914
10 10 0 0,91 1,057 2754 0,4 40 0,01027514
11 10 0 0,91 1,057 3426 0,73 60 0,09665473
12 10 0 0,91 1,057 3822 1,21 80 0,54779404
13 2 0,2 0,91 1,001 2718 0,74 20 0,03922816
14 2 0,2 0,91 1,001 2139 0,84 40 0,03553557
15 2 0,2 0,91 1,001 3033 0,82 60 0,06646458
16 2 0,2 0,91 1,001 3774 0,92 80 0,14533532
17 5 0,5 0,91 1,021 3218 0,75 20 0,06982989
18 5 0,5 0,91 1,021 2479 0,446 40 0,00871451
19 5 0,5 0,91 1,021 3199 0,89 60 0,11531451
20 5 0,5 0,91 1,021 4897 1,01 80 0,39492061
21 10 1 0,91 1,057 3264 0,66 20 0,06483536
22 10 1 0,91 1,057 2458 1 40 0,12789206
23 10 1 0,91 1,057 4039 1,02 60 0,36646124
24 10 1 0,91 1,057 3940 1,37 80 0,84495576
25 2 0 0,91 1,001 4966 0,936 20 0,26499938
26 2 0 0,91 1,001 3974 0,632 40 0,05224092
27 2 0 0,91 1,001 3315 0,58 60 0,02809668
28 2 0 0,91 1,001 2917 0,81 80 0,05925593
29 5 0 0,91 1,021 8145 1,107 20 1,43850214
30 5 0 0,91 1,021 7907 1,08 40 1,25886806
31 5 0 0,91 1,021 4464 0,91 60 0,24002585
32 5 0 0,91 1,021 5475 0,91 80 0,36105877
33 10 0 0,91 1,057 4767 1,409 20 1,34556013
34 10 0 0,91 1,057 4177 1,126 40 0,52725894
35 10 0 0,91 1,057 6356 1 60 0,85516044
36 10 0 0,91 1,057 6448 1,17 80 1,40957267
37 2 0,2 0,91 1,001 5756 0,95 20 0,3722342

38 2 0,2 0,91 1,001 2935 0,468 40 0,01157065
39 2 0,2 0,91 1,001 4534 0,615 60 0,06266027
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3782
3537
3886
4321
4410
3945
4519
4684
4417
4438

0,94

1,87
0,911
1,069
1,23

1,74

1,06
1,354
0,55
0,572
0,623
0,44
0,62
0,56
0,712
0,7
0,811
1,15
1,02
1,28
1,14
0,971
1,031
0,97
1,29
1,14
1,05
1,057
1,18
1,02
1,12
1,29

80
20
40
60
80
20
40
60
80
20
40
60
80
20
40
60
80
20
40
60
80
20
40
60
80
20
40
60
80
20
40
60
80

0,21552987
2,00978447
0,23014953
0,37785616
0,54817924
2,32080223
0,46462119
0,57821199
1,06925545
0,02640283
0,0219394

0,02575505
0,00717328
0,05690619
0,0438413

0,05430454
0,08571423
0,15937668
0,46072951
0,38986915
0,85281077
0,38652498
0,22058254
0,20541064
0,14961985
0,5181556

0,44214891
0,35985749
0,29376797
0,71024884
0,49284927
0,58021465
0,89500107
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Anexo B. Screening Técnico para la Aplicacion de la Inyeccion de Surfactantes

K Salinidad _lones _ Lo So .
Propuesto por (mD) T°C divalentes Litologia (cp) | (frac)) API Profundidad
(TDS, ppm) (ppm) P '
NPC,1976 =20 <1211 <200,000 | == | e <30 20,2 225 | -
Brasgg%et al | 550 | <933 50,000 1000 arenisca <20 | 5025 | >25 NC
Crrgeeliel >50 <80 baja baja arenisca | ----- >0,3 | ---—-- <6561
1982.
NPC, 1984 >40 | <933 <100,000 | = -oee- Arenisca- <40 | e |
carbonato
Goodlett, 1986 >20 <93,3 100,000 | ------ arenisca 100 0,3 >25 <9000
Taber, 1997 >10 <93,3 | - | e arenisca <35 >0,35 >20 <9000
A"B%%%;et al. | 50 <70 50,000 1000 arenisca <150 | 0,35 —
Dickson et al, 50,000-
2010. >100 <93,3 200000 | T | T <35 >0,45 >20 500-9000
Proyectos arenisca
surfactantes 152 25,3 sl e principalmente 5,8 0,4 36,5 1808
Sheng, 2015 >10 <93,3 <50,000 <100 arenisca <35 >0,3 NC NC
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