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Metodologia de seleccion

de sistemas surfactantes
para procesos de
recuperacion mejorada

de petroleo en reservorios
no convencionales tipo shale

Por Alvaro Campomenosi, Catalina Ruzzante, Ezequiel Gonzalez Pelegri y Diana Masiero (YTEC) y Ana Marlats (YPF)

El presente trabajo tiene como objetivo seleccionar un sistema surfactante que pueda
utilizarse en un proceso de recuperacion mejorada de petréleo en un play de black oil. Para
tal propésito se diseid un workflow experimental que permitié evaluar la potencialidad de
diversos agentes surfactantes tanto fuera como dentro de un medio poroso.
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significativamente el panorama de la industria del

petréleo en estos altimos tiempos. Sin embargo, la
mayoria de los pozos de los yacimientos no convencio-
nales sufren una dréastica declinaciéon en la produccion
en un corto periodo de tiempo. Dicha produccion de-
pende de la velocidad de transferencia de los fluidos en-
tre la matriz de baja permeabilidad y la red de fracturas
de alta permeabilidad (Al-Hadhrami y Blunt 2000). Di-
versos factores afectan la velocidad de transferencia de
hidrocarburos, entre los cuales se destacan: la minera-
logia de la roca reservorio, las complejidades geologicas
(fallas, stress), la permeabilidad de la matriz, la estrategia
de estimulacion (volumen de fluido, tipo y cantidad de
agente de sostén) y produccion, etc.

Cuando la produccién de petréleo cae por debajo de
la linea econdmica, en el reservorio ain queda entre un
90-98 % del petroleo original en sitio (OOIP). Esta situa-
cion genera un escenario sumamente propicio para de-
sarrollar e implementar metodologias que revitalicen los
plays no convencionales que actualmente se encuentran
en recuperacion primaria. Una alternativa que se ha eva-
luado recientemente es la refracturacion del reservorio a
fin de mejorar la produccién de petréleo. Sin embargo,
este proceso es relativamente caro y solamente se puede
restaurar la produccién, de manera temporal, una o dos
veces a lo largo de la vida del pozo (Asala 2016). Con el
objetivo de incrementar el factor de recobro de petro-
leo, diversos investigadores han explorado técnicas de
recuperacion mejorada de petrdleo (EOR, Enhanced Oil
Recovery) que permitan acelerar el proceso de interaccion
matriz-fractura y, como consecuencia de ello, mejorar la
vida atil econémica de tales plays (Hatiboglu y Babadagli
2004; Balasubramanian 2018).

En el ultimo tiempo diversos investigadores han es-
tado investigando el uso de surfactantes con el propésito
de mejorar el rendimiento de los tratamientos de frac-
turacion hidraulica. Diversos resultados experimentales
pusieron en evidencia que el uso de agentes tensoacti-
vos, en el fluido de fractura, pueden inducir la alteracion
de la mojabilidad de la roca reservorio y, como conse-
cuencia de ello, favorecer los procesos de imbibicién es-
pontanea (Alvarez 2014).

El proceso de imbibicion espontanea esta mayormen-
te controlado por las fuerzas capilares. En presencia de
dos fluidos inmiscibles, se genera una presion capilar la
cual impacta en el proceso de imbibicién. La presién ca-
pilar (Pc) se define como la diferencia entre la presiéon de
un fluido no mojante (Pnw) menos la presion del fluido
mojante (Pw) y se relaciona con la IFT (o, interfacial ten-
sion), el angulo de contacto (0) y el radio poral (r) a través
de la ecuacion de Young-Laplace (Figura 1).

La mojabilidad definida como la “tendency of one fluid
to spread onto a solid surface in presence of other inmiscible
fluid” (Green and Willhite 1998) juega un rol importan-

I 0s recursos no convencionales han transformado

2o0co0s0
Pc=Pnw—-Pw=——

Figura 1. Ecuacion de Young-Laplace

te en procesos de recuperacion mejorada, ya que la dis-
tribucion y flujo de los fluidos (petrdleo y agua) en el
reservorio durante el drenaje estan fuertemente influen-
ciados por la misma (Morrow 1990).

En un sistema water-wet el valor del angulo de con-
tacto (0), medido desde la fase mojante, es menor a 90°
indicando presionas capilares positivas de acuerdo con
la figura 1. En un sistema oil-wet el angulo de contac-
to (0) es mayor a 90° resultando en presiones capilares
negativas. Para que una roca absorba o imbiba agua, la
presion capilar tiene que ser mas alta que cero (Neog and
Schechter 2016).

Para poder lograr la imbibicién de agua en la matriz a
fin de desplazar los hidrocarburos liquidos desde los po-
ros de la misma, es necesario que la roca sea mas water-
wet, dando una presion capilar mayor que cero. Por lo
tanto, la alteracién de la mojabilidad cambia los valores
de presion capilar de negativo a positivo, favoreciendo
la imbibicion espontdnea y movilizando el petrdleo con
la ayuda de las fuerzas de gravedad (Alvarez et al. 2017)

Alvarez et al. (2017) evaluaron la performance de dis-
tintas familias de surfactantes y de un nanofluido com-
plejos (CnF) en la alteracion de la mojabilidad y recupe-
racion de petroleo en muestras de roca de la Formacion
Bakken. Los resultados obtenidos, a partir de las medidas
de dngulo de contacto, pusieron en evidencia que la al-
teracion de la humectabilidad depende en gran medida
de la mineralogia de la roca y de la naturaleza del sur-
factante utilizado. A su vez, los resultados de imbibicion
demostraron que los surfactantes tienen mayor capaci-
dad de imbibicion que el agua y, por lo tanto, una ma-
yor capacidad de produccion de petroleo. Por otro lado,
Hashimah Alias et al. (2015) sugieren la utilizacién de
nanoemulsiones en procesos de recuperacion de petro-
leo en reservorios tipo shale ya que presentan excelentes
propiedades tensoactivas, de alteraciéon de mojabilidad
y tamafios nanométricos que permiten penetrar en las
gargantas porales de formaciones de baja permeabilidad.
En relacién a esto, Gupta et al. (2016) define a las na-
noemulsiones como emulsiones, cinéticamente estables,
con tamarfio de gota del orden de 100 nm.

En el caso de los reservorios tipo shale oil, atendiendo a
la particularidad de la roca shale (especialmente la Forma-
cion Vaca Muerta) cuya mojabilidad es mixta y en algunos
casos preferencial al petr6leo, uno de los métodos pro-
puestos es inyectar algan sistema surfactante que reduzca
la tension interfacial (petréleo-agua) y modifique la prefe-
rencia de la roca a ser mojada por petroleo convirtiéndola
en un sistema mas water wet. Esto ayudaria al proceso de
imbibicién que se produce en la matriz a través de la re-
duccién de las presiones capilares (Tuero et al. 2017).

Objetivos y alcance

El objetivo del presente trabajo radica en evaluar y
seleccionar el mejor sistema surfactante que pueda utili-
zarse en un proceso de recuperacion mejorada de petro-
leo (EOR) en un play de Black Oil.
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Figura 2. a) Loma Campana dentro del marco morfoestructural de la Cuenca. b) Mapa de ubicacion.

La zona de referencia, para el desarrollo del estudio,
fue el bloque Loma Campana. El mismo se localiza en el
centro de la Cuenca Neuquina, en la regién morfoestruc-
tural conocida como Engolfamiento Neuquino (Figura
2.a), al norte del area de reserva historica de Loma La
Lata-Sierra Barrosa (Figura 2.b) (Licitra et al. 2018).

Metodologia experimental

En la figura 3 se presenta el flujo experimental desa-
rrollado y ejecutado en el laboratorio. En primera ins-
tancia, se realizé el muestreo y caracterizaciéon de la roca
reservorio y de los fluidos (petréleo, agua de fractura,
agua de Flow back). Posteriormente, se llevo a cabo la
caracterizacion de diversos sistemas surfactantes (surfac-
tantes propiamente dichos, microemulsiones y nanoe-
mulsiones) obtenidos de diversas compafias quimicas.

Evaluacion de

surfactantes
*Roca
*Petréleo «Estabilidad
*Agua térmica
»Compatibilidad
muestreo y
caracterizacion

Figura 3. Metodologia desarrollada para seleccién de sistema surfactante.
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Por Gltimo, se evalud la potencialidad de los sistemas
surfactantes en un ensayo de recuperacion de petroleo
dentro de un medio poroso representativo de la zona de
estudio.

Caracterizacién de la roca reservorio

Estudio mineralédgico por difraccién de Rayos X: roca
total y fraccion arcillas

Las muestras fueron acondicionadas mediante lava-
do a reflujo con Soxhlet, utilizando como solvente una
mezcla de diclorometano/metanol 9/1. El procedimien-
to se realiz6 hasta no observar coloracion de solvente.

La difraccién de rayos X se realizd en un equipo
Bruker D8 Advance. El barrido se hizo a 40kV y 40mA
entre 5y 70°20 con un paso de 0,02°26 y un tiempo de
0,5seg/paso. La identificacion de las fases cristalinas se

Surfactantes
seleccionado
+Tension
.Rterleaclgl *Test de
ngulo de imbibicion
contacto
Seleccion de

surfactantes para
test de imbibicién




realiz6 con el programa X'Pert HighScore y la base de
datos PDF-4+ de la International Centre for Diffraction
Data (ICDD). La cuantificacién de las fases (ej: cuarzo,
calcita, feldespato) se llevo a cabo utilizando el programa
TOPAS de refinamiento estructural, aplicando el método
de Rietveld (Rietveld, 1969).

Roca total

Las muestras fueron analizadas mediante difraccion
de rayos-X por el procedimiento de polvos. Estos polvos
se obtuvieron mediante molienda hiimeda con etanol
en un molino de bolas de mesada marca Restch MM400.
La cantidad de muestra utilizada para la determinacién
de roca total fue de aproximadamente 1,5 g.

Fraccion menor a 2 pm - Arcillas

Las muestras fueron disgregadas y tratadas con solu-
cion buffer de acetato de sodio y agua oxigenada para
eliminar carbonatos y materia orgénica, respectivamente
(Moore y Reynolds, 1997). Luego se pusieron en contacto
con una solucién de cloruro de calcio para intercambiar
los cationes presentes en las arcillas por iones Ca*2. Final-
mente, para separar la fraccion menor a 2 pm, se disperso
en agua con ayuda del agregado de un surfactante y soni-
cacién y, por altimo, se separ6 por centrifugacion.

La solucién obtenida se volco sobre vidrio portaob-
jeto y se dejo secar a temperatura ambiente para la ob-
tencion del agregado orientado secado al aire. La misma
muestra fue sometida a una atmosfera de etilenglicol a
55°C para obtener el agregado orientado glicolado.

Estudio Petrofisico

La porosidad total fue determinada en las muestras
“as received” empleando la metodologia Y-TEC. La mis-
ma consiste en determinar el volumen bulk por picno-
metria con mercurio, luego el volumen de grano “as re-
ceived” con un Porosimetro de Helio para calculo del Gas
Filled Porosity (GFP) y el resto de los fluidos usando la
técnica de RMN con el equipo de Oxford Geospec 2.53
de baja frecuencia (2ZMHz).

Estudio Geoquimico
Los datos geoquimicos (COT, IH, Tmax, etc.) se obtu-
vieron por pir0lisis en el Equipo RockEval 6

Caracterizacién de petréleo

Se seleccionaron muestras de petroleo libres de pro-
ductos quimicos (inhibidores de parafina y/o asfaltenos,
inhibidores de corrosion, etc.) a fin de tener muestras re-
presentativas del fluido del pozo. Previo a la caracteriza-
cion, las muestras se acondicionaron separando el agua
libre y en emulsién presentes en ellas. Una vez acondi-
cionadas, todas las muestras se mezclaron en una tnica
muestra “genérica” la cual se denomindé “Mix Oil”. A esta

muestra de petréleo genérica se le realiz6 la caracteriza-
cion de densidad, viscosidad, TAN (Total Acid Number),
WAT (Wax Appearence Temperature), Pour Point, analisis
SARA y peso molecular medio.

Evaluacion de sistemas surfactantes

Se evaluaron 6 productos quimicos de tipo surfactan-
tes con propiedades acordes a las condiciones fisicoqui-
micas del reservorio (temperatura y salinidad) y minera-
logia de la roca reservorio. En la tabla 1 se detallan los
productos utilizados.

Producto Tipo Gravedad Especifica pH
A nano emulsion 0,924-0,984 s/d
B nano emulsién s/d s/d
C soluciéon micelar 0,96 + 0,02 s/d
D micro emulsién 0,96 6,5-7,5
E nano emulsion 1+0,05 5-8
F solucién micelar 1,05 3-6

Tabla 1. Productos quimicos analizados.

Ensayo de estabilidad térmica

Este ensayo se realiz6 con el prop6sito de evaluar la es-
tabilidad de los surfactantes a condiciones de temperatura
y salinidad. Para cada uno de los surfactantes se prepara-
ron soluciones acuosas, a 2 gpt (gallons per thousands) de
concentracion, utilizando aguas sintéticas de simil com-
posicion al agua de Flow Back y al agua de fractura (tabla
2). Las soluciones se envejecieron en estufa durante treinta
dias a temperatura de reservorio (100 °C). Durante el pro-
ceso de evaluacion, se observo el aspecto de las soluciones
poniendo énfasis en la homogeneidad, turbidez, separa-
cion de fases, presencia de precipitado, etc.

lones Concentracion Agua de Flow Back Agua de fractura

Na+ [ppm] 20.063 92
Ca2+ [ppm] 12.027 29
Mg2+ [ppm] 2.180 8

Cl- [ppm] 57.999 110
HCO3- [ppm] 550 81
S04= [ppm] 379 86
DS [ppm] 93.198 406

TDS: total dissolved solids

Tabla 2. Composicion iénica de aguas: Flow Back y Fractura.

Muestra Composicion de fluido de fractura
Surfactante  Reductor de friccion Biocida Ruptor PHPA
[gpt] [gpt] [gpt] [gpt]
1 2 1 0,25 0,5
2 2 2,5 0,25 1,25
3 2 4 0,25 2

Tabla 3. Composicion del fluido de fractura.
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Evaluacion de compatibilidad con aditivos de fractura

Con el objetivo de evaluar la compatibilidad entre
el surfactante y los aditivos utilizados tipicamente en el
fluido de fractura, se realizaron ensayos de estabilidad
térmica de soluciones acuosas de surfactantes (2 gpt de
concentracion) en presencia de distintas concentracio-
nes de biocida, reductor de friccién y ruptor de PHPA
(partially hydrolazed polyacrylamide). En la tabla 3 se
muestra la composicion de cada una de las muestras eva-
luadas (distintas etapas de la fractura).

La evaluacion de compatibilidad se realiz6 duran-
te dos semanas a 100°C. Durante todo este periodo de
tiempo, se realizaron inspecciones visuales con el fin
de observar la calidad de las muestras (homogeneidad,
turbidez, separacion de fases, presencia de precipitados,
etc.). A su vez, previo y post ensayo, se realizaron medi-
das de tension superficial, a temperatura ambiente, de
todas las muestras. Como criterio de compatibilidad se
estableci6 que la tension superficial de las soluciones
acuosas (2 gpt de surfactante + aditivos), posterior al en-
sayo, no debian tener un desvio + del 10% respecto de su
valor de referencia (tension superficial de solucion acuo-
sa de surfactante en ausencia de aditivos) y, ademas, que
no presentasen precipitados a temperatura de reservorio.

Evaluacion de tension interfacial (IFT) y angulo de
contacto

Las evaluaciones de tension interfacial y angulo de
contacto se realizaron solamente con aquellos surfactan-
tes que pasaron las pruebas de estabilidad térmica y com-
patibilidad con los aditivos de fractura.

Las medidas de tension interfacial se llevaron a cabo
utilizando tensidmetros Opticos de gota colgante “Pen-
dant Drop” (One attension modelo Theta) y de gota gira-
torio “Spinning Drop” (Kruss modelo SITE 100) a fin de
asegurarse de que los valores obtenidos, para los distin-
tos surfactantes, estén dentro del rango de fiabilidad del
equipo. Para cada uno de los surfactantes se prepararon
soluciones acuosas, en un rango de concentracion de
0,02% - 0,2%, utilizando agua simil de fractura sin aditi-
vos. Todas las medias de tension interfacial petroleo/sur-
factante se realizaron a 30 °C. Como referencia se tom6
el valor de tension interfacial del sistema agua de fractu-
ra sin aditivo/petroleo, siendo de 25 mN/m a 30 °C.

Las evaluaciones de angulo de contacto se realizaron
con el prop6sito de evaluar el efecto de mojabilidad de los
surfactantes sobre la roca reservorio. Para tal fin, se imple-
ment6 la metodologia de “gota colocada” haciendo uso
de un tensiometro Optico One Attension modelo Theta. Las
medidas consistieron en depositar una gota de fluido, de
un determinado volumen, sobre la superficie de un chip de
roca reservorio. El angulo de contacto es el angulo forma-
do entre el so6lido y la tangente a la superficie de la gota.
Dicho angulo es determinado por el software del equipo a
partir del analisis del perfil de la gota. Previo a realizar las
medidas, las muestras de roca a ensayar (chips) se dejaron
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Figuar 4. Chip de roca reservorio 6-17-22 impregnada con petroleo.

inmersas en crudo durante 30 dias (Figura 4). Se realizaron
medidas de angulo de contacto, a temperatura de 25 °C,
para los sistemas agua de fractura sin aditivo/roca, petro-
leo/roca y surfactante/roca.

Ensayo de imbibicién en celdas tipo Amott modificado

Las pruebas de imbibicién, a temperatura de reservo-
rio, se realizaron con aquellos surfactantes que presenta-
ron la mejor performance en las pruebas de caracterizacion.
Respecto al medio poroso, se utilizaron 3 grupos de roca
(conformados por 2 plugs c/u 'y trozos de roca) selecciona-
dos acorde a las caracteristicas geoquimicas (COT).

Sensor
Temperatura

Botelldn
‘ Auxiliar
' \
Refrigeracion  Frasco
. . Colector
Petroleo
Fluido
Imbibicién

Mandmetro

O

1

Figura 5. Esquema del dispositivo experimental utilizado en el laboratorio.




Muestra Roca Total
Cuarzo Feldespatos Carbonatos Pirita Fluorapatita Esfalerita  Filosilicatos
Plagioclasas Potasicos Calcita Dolomita
[wt%] [wt%] [wt%] [wi%] [wt%] [wt%] [wt%] [wi%] [wt%]
6-17-22 23 17 3 43 2 12
6-15-11 19 16 6 31 2 26
6-14-10 32 25 4 19 2 18
6-12-9 32 17 5 20 2 24
6-11-8 27 22 5 18 3 25
6-10-7 17 6 2 68 1 Tr 6
6-8-6 25 14 4 16 21 1 19
6-7-5 34 15 5 18 2 1 25
6-6-4 21 3 1 71 Tr Tr Tr 4
6-4-3 31 21 6 13 3 1 25
6-1-1 33 22 5 18 2 20
Tr: trazas
A . . Muestra Fraccion Arcilla <2um
En primera 1nstar}c1a, las. mugstras d.e roca fueron Interestratificado Ilita/Mica Clorita
saturadas con el petroleo “Mix Oil” previamente acon- illita/esmectita
dicionado, mediante vacio y posterior aplicacion de [wt%] [wt%] [wt%]
presion (1000/2000 psi). La saturacién se corrobord por  6-17-22 17 70 13
gravimetria y en el caso de los plugs se verifico por técni- 5 1517 17 64 19
cas de resonancia magnética nuclear (RMN 2MHz). Las
DR 6-8-6 15 57 28
rocas saturadas se colocaron en la celda de imbibicién de
acuerdo con el esquema presentado en la figura 5. 6-7-5 19 /1 10
Posteriormente, el sistema surfactante se inyect6 en 6-6-4 37 63
la celda a una presién que evite la evaporacion de los  6-1-1 14 60 26

fluidos y se calent6 hasta alcanzar la temperatura de re-
servorio, 100°C. Los ensayos de imbibicién duraron en-
tre 12 y 20 dias, tomando muestras a distintos intervalos
de tiempo.

Resultados experimentales

Caracterizacién de la roca reservorio
Estudio Mineraldgico

En la tabla 4 se visualizan los resultados porcentua-
les para cada especie mineraldgica obtenidos a partir del
estudio de difracciéon de rayos X (Roca total y Fracciéon
arcilla).

Se recalcularon al 100% los porcentajes de minerales
de arcillas, cuarzo+feldespatos y calcita+dolomita obte-
nidos a partir del estudio de DRX (roca total) para obte-
ner la clasificacion composicional de las muestras segin
el diagrama ternario de Gamero-Diaz et al. (2012) Figura
10. Seis de las muestras (6-14-10, 6-12-9, 6-11-8, 6-7-5,
6-4-3 y 6-1-1) se localizan en el campo de las fangolitas
siliceas mixtas (mixed siliceous mudstones), las muestras
6-10-7 y 6-6-4 se corresponden con el campo de las fan-
golitas carbondticas ricas en silice (silica-rich carbonate
mudstones), las muestras 6-17-22 y 6-8-6 se localizan en el
campo de las fangolitas siliceas carbonéticas (carbonate/
siliceous mudstones) y la muestra 6-15-11 se corresponde
con el campo de las fangolitas mixtas (mixed mudstones).

El % de illita en el interestratificado es del 80% en todas las muestras.

Tabla 4. Resultados del analisis mineralégico por DRX Roca Total y Fraccion
Arcillas.

Estudio Petrofisico

Los resultados presentados en la tabla 5 arrojan valo-
res de porosidad total acordes a lo esperado para el target
seleccionado de Vaca Muerta, ventana black oil.

Muestra Volumen Densidad de GFP “ar” phi Porosidad Total
Bulk grano “ar” RMN “ar”  GFP + RMN
[ml] [g/ccl [pul [pul [pul
6-17-22 7,55 2,49 2,66 5,90 8,56
6-15-11 6,96 2,47 3,38 6,30 9,68
6-14-10 8,44 2,45 4,15 7,40 11,55
6-12-9 10,41 2,46 3,24 6,40 9,64
6-11-8 20,05 2,48 1,87 7,20 9,07
6-10-7 16,92 2,58 1,03 4,00 5,03
6-8-6 12,71 2,58 1,41 5,50 6,91
6-7-5 11,26 2,48 3,25 6,80 10,05
6-6-4 14,10 2,61 2,57 3,20 5,77
6-4-3 16,19 2,40 6,36 7,90 14,26
6-1-1 15,96 2,46 4,22 7,80 12,02

ar: as receivedpu: porosity unit

Tabla 5. Datos petrofisicos de las muestras analizadas.
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Figuar 5. Diagrama ternario composicional obtenido a partir de DRX (Gamero-Diaz et al, 2012).
Estudio Geoquimico Caracterizacion del petréleo
En la tabla 6 se presentan los resultados de pirdlisis En la tabla 7 se presentan los resultados de la caracte-

del RockEval 6. Los valores de T e IH indican que las rizacion del petroleo Mix Oil.
muestras se encuentran en ventana de oil temprano (Bris-
son et al. 2020)
Caracterizacion y seleccién de sistemas surfactantes
En la tabla 8 se muestran los resultados obtenidos del

Muestra coT S1 S2 S3 Tmax IH

[wt%] [mg/gl [mg/gl [mg/gl [°C1  [mg HC/g COT] Densidad @ 20 °C [g/cc] 0,817
6-17-22 4,84 7,73 12,24 0,28 449 253 Viscosidad @ 20 °C [cp] 5,44
6-15-11 4,85 7,62 13,11 0,35 453 270 °API 41,1
6-14-10 4,94 7,7 13,34 0,28 451 270 Peso Molecular 201
6-12-9 5,1 9,02 13,15 0,30 450 258 TAN [mg KOH/gl 0,02
6-11-8 5,64 8,28 14,36 0,22 451 255 WAT [°C] 20,4
6-10-7 1,48 3,6 4,12 0,14 450 278 Pour Point [°C] -15
6-8-6 2,76 4.5 7,32 0,23 453 265
6-7-5 5,81 9,63 14,63 0,23 451 252 Saturados [%] 59,9
6-6-4 1,69 3,75 4,4 0,11 450 260 Aromaticos [%] 28,3
6-4-3 8,08 11,72 19,79 0,21 451 245 Resinas [%] 11,2
6-1-1 4,34 7,89 11,01 0,15 452 254 Asfaltenos [%] 0,6
Tabla 6. Datos geoquimicos de las muestras analizadas. Tabla 7. Principales propiedades del Mix Oil.
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Producto A Producto C
2 gpt 2 gpt
Agua inyec. Agua inyec.

Figuar 6. Aspecto visual de las soluciones surfactante en agua de inyeccion.

ensayo de estabilidad térmica. Se puede observar que el
producto D no es estable a la condicion de temperatura
del reservorio (100 °C) independientemente de la salini-
dad del medio. Respecto a los productos B y F, se puede
deducir que la estabilidad esta influenciada por la sali-

Producto Agua Fractura Agua Flow Back

0 dias 30 dias 0 dias 30 dias
A v v v v
B v v v X
C v v v v
D X X
E v 4 v \
F v v v X
V: estable  x: inestable

Tabla 8. Resultados de estabilidad térmica @ temperatura de reservorio
(100°C).

Evaluacion en tiempo

Producto Muestra 0 dias 7 dias 14 dias
Ten. Sup Ten. Sup Ten. Sup
[mN/m] [mN/m] [mN/m]
A 1 33,6 34,0 34,8
2 33,7 33,2 34,5
3 34,2 33,6 34,4
C 1 32,2 32,1 33,4
2 32,8 32,0 33,5
3 31,9 33,4 33,9
E 1 30,0 32,0 32,2
2 30,8 32,7 33,3
3 31,0 32,7 32,0

Tabla 9. Resultados de estudio compatibilidad sistemas surfactantes con adi-
tivos de fractura.

Producto D Producto E
2 gpt 2 gpt
Agua inyec. Agua inyec.

L]
e
fzi

nidad del medio ya que, a temperatura de reservorio, en
un agua de baja salinidad (agua de fractura) son estables
mientras que en el agua salada (flow back) no lo son. A
partir de estos resultados se descart6 los productos B, Dy
F para las siguientes evaluaciones.

En la figura 6 se presentan los resultados obtenidos
en el ensayo de compatibilidad para los 3 sistemas sur-
factantes seleccionados (A, Cy E) con los distintos aditi-
vos que componen el fluido de fractura en cada etapa de
esta. A partir del criterio adoptado (variacion no mayor a
+ 10% de la tension superficial de la muestra), todos los
productos surfactantes pasaron de manera exitosa el test
de compatibilidad.

En la tabla 9 se reportan los valores de tension in-
terfacial, a 30 °C y concentracién igual a la concentra-
cién micro critica (CuC), para los surfactantes A, C y E.
La concentracién micro critica (CuC) se define como la
minima concentracion de surfactante a partir de la cual
la tension interfacial del sistema se hace independiente
de la concentracién. Los valores de concentraciéon micro
critica (CuC) se tomaron como el valor “6ptimo” de do-
sificacion de surfactante.

CA: 67° Aire CA: 14°

»

Aire

Agua Inyecc.
- 4 Mix Oi1

Chip roca Chip roca

roca 6-17-22/aguainyeccion/aire roca 6-17-22/petréleo/aire

Figura 7. Imagen de los sistemas trifasicos roca 6-17-22/fluido/aire.
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Concentracién micro
Critica (CuC) [gpt]

Producto Tension Interfacial (IFT)

[mN/m] @ CuC

A 1,5 2
C 2 8
E 1 1

IFT ref. petréleo-agua fractura @ 30°C: 25 mN/m
gpt: gallons per thousands

Tabla 10. Tabla indicando la CuC e IFT obtenidas de cada producto.

En la figura 7 se reportan los valores de angulo de
contacto de los sistemas agua de inyeccién /roca/aire y
petroleo/roca/aire para las distintas muestras de roca re-
servorio. Al comparar, para cada muestra de roca, los an-
gulos de contacto obtenidos, se observo que el petroleo
presentaba angulos de contacto menores lo cual puso en
evidencia que todas las muestras de roca del nivel es-
tudiado eran preferencialmente mojables al petréleo, es
decir que presentan un mayor caracter oleo humectable
(Oil wet)

En la figura 8 se reportan los valores de angulo de

e
)
2
©
£ mFresh Water
5
© ®Prod. A
)
h-]
o ®Prod. C
)
.& =Prod. E
=Mix Oil

Figura 8. Resultados de angulo de contacto para los distintos productos qui-
micos.

contacto obtenidos para el sistema roca/surfactante/aire
para las distintas muestras de roca a concentracion fija
de surfactante de 1,5 gpt. Con fines comparativo, en la

Muestra de roca Angulo de Contacto Mineralogia de la roca [wi%] Geoquimica
Petréleo Agua Filosilicatos Cuarzo Feldespatos Carbonatos cot IH
[wt%] [mg HC/g COTI
6-8-6 17° 59° 19 25 18 37 2,8% 265
6-11-8 20° 70° 25 27 27 18 5,6% 255
6-15-11 13° 72° 26 19 22 31 4,9% 270
6-17-22 14° 67° 12 23 20 43 4,8% 253
Tabla 11. Resultados de angulo de contacto para los distintos productos quimicos.
Producto Estabilidad térmica IFT Angulo de Imbibicion Agua
2 gpt, 100°C, cuC petréleo/producto Contacto Fractura + producto
agua fractura/Flow back @ CuC, 30°C 1,5 gpt, aire, 25°C 1,5 gpt @ 100°C
0 dias 30 dias [gpt] [mN/m]
v v 1,5 2,85 19° Sl
\ v 2 7,1 38° Sl
v v 1,5 1 16° Sl
Tabla 12. Resumen de resultados productos quimicos evaluados.
Muestras Mineralogia [wt%] Geoquimica
de roca Filosilicatos Cuarzo Feldespatos Carbonatos COT [wt%] IH [mg HC/g COT]
Grupo Al
6-17-22 12 23 20 43 4,8 253
6-15-11 26 19 22 31 4,9 270
Grupo A2
6-11-8 25 27 27 18 5,6 255
6-12-9 24 32 22 20 51 258
Grupo B
6-1-1 20 33 27 18 4,3 254
6-7-5 25 34 20 18 5,8 252

Tabla 13. Caracteristicas mineralégicas y geoquimicas de los plugs que integraron cada grupo de roca utilizados para ensayo de imbibicién.
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Grupo Al Grupo A2 Grupo B 30

Producto surfactante E A Cc
o 25 25,5
Peso inicial [g] 442.4 476.2 551.1
Volumen oil saturado [cm3] 4.610 8.244 7.032 20
Volumen aparente [cm3] 184.13 200.12 233.77
Area total [cm2] 289.19 681.25 528.77 15
Area especifica [1/cm] 1.6 3.4 2.3 10
Grupo Al Grupo A2 Grupo B 6,5 71 7,5
Peso Inicial [g] 4424 476,2 551,1 5 3.4 31
1,6 2,3
Volumen petréleo saturado [cc] 4,61 8,24 7,03 0 .-
Volumen bulk o aparente [cc] 184,13 200,12 233,77 Np lab (%) SSA (1/cm) Npl (%) Np2 (%)
Superficie Total [cm2] 289,19 681,25 528,77 WA NETC
Superficie Especifica [1/cm] 16 34 23 Figura 11. Resultados de los ensayos de imbibicion.

;a;)llceior Caracteristicas de los grupos de roca utilizados en ensayo de im- Enla figura 8 se pue de observar que, para ca da una de
las muestras de roca, el producto E es el que presenta el
misma gréfica, se incluyen los angulos de contacto ob- menor y més cercano dngulo de contacto al del petroleo.
tenidos para el petroleo y agua de inyeccién para las co-  Es decir que dicho producto es el de mayor caracter lipo-

rrespondientes muestras de roca. filico y por ende, mas afin a las superficies oleo humec-

Aire CA: 67° Aire CA: 38° Aire CA: 19° Aire CA: 16° Aire CA: 14°

Chip roca 6-17-22 Chip roca 6-17-22 Chip roca 6-17-22 Chip roca 6-17-22 Chip roca 6-17-22

Figura 9. Angulo de contacto de fluidos sobre substrato solido 6-17-22-

Imbibicién 1 Imbibicién 2 Imbibicién 3
Grupo Al Grupo A2 Grupo B
Producto E Producto A Producto C
Np acumulado [cc] Np acumulado [cc] Np acumulado [cc]

0,5

Petréleo producido Grupo Al Petréleo producido Grupo A2 Petréleo producido Grupo B

Figura 10. Resultados de las 3 pruebas de imbibicion @ 100°C.
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tables. En la figura 9 se muestra el &ngulo de contacto de
todos los fluidos evaluados (agua, petroleo, surfactantes)
sobre la muestra de roca 6-17-22.

En la tabla 12 se muestra un resumen de los resulta-
dos obtenidos en la caracterizacion de los surfactantes.
A, Cy E. Particularmente, el producto C es un tipo de
surfactante que habitualmente se utiliza en las operacio-
nes de fractura en reservorios no convencionales (Alva-
rez et al 2017).

Ensayo de Imbibicion en celdas tipo Amott modificadas
En la tabla 13 se detallan los 3 grupos de roca (Al,
A2y B) que se utilizaron para los ensayos de imbibicion.
Estos grupos estaban conformados por plugs y trozos de
corona del mismo nivel. La seleccién de muestras, para
cada grupo, se realiz6 considerando el valor de COT pro-
medio del nivel estudiado (5%), indistintamente de su
composicion litoldgica, dado que todas las muestras pre-
sentaron mojabilidad preferencial al petroleo (oil-wet).

En la tabla 14 se presentan las caracteristicas gravimé-
tricas, geométricas y volumen de petréleo saturado para
cada grupo de muestras de roca seleccionadas.

En la figura 10 se presentan los resultados obtenidos
en los ensayos de Imbibicion a 100 °C, donde el volu-
men de petréleo producido (Np) se reporta en centime-
tros cubicos (cc)

En la figura 11 se muestran los resultados crudos de la
recuperacion de petroleo (Np lab) considerando el petro-
leo original in situ (POIS) al petréleo que ingreso en las
muestras por saturacion con vacio y presion.

Considerando que los grupos de roca empleados en
la prueba de imbibicién presentaba diferentes superficies
especificas, las recuperaciones de petréleo se normaliza-
ron aplicando dos métodos:

e Método Np1: produccion de petroleo (Np) / super-
ficie especifica de la roca (SSA)

e Método Np2: produccién de petrdleo (Np) / superfi-
cie especifica del grupo de rocas B (SSA)).

En el método Np2 se tom6 como referencia el grupo
de roca B ya que en dicho grupo se utilizo el Surfactante
C (utilizado actualmente en la fractura). Analizando los
resultados normalizados de produccién de petréleo (Mé-
todo 1) el producto A produce un 140% mas, mientras
que el producto E s6lo un 30% mas, respecto a la produc-
cion obtenida con el producto C (actualmente en uso).

Conclusiones y recomendaciones

e Los pardmetros petrofisicos determinados permitie-
ron demostrar el alto potencial de la roca reservorio
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en este nivel y ubicacion geografica del Play. Los va-
lores COT para las fangolitas promedian el 5,1 % de
con un maximo de 8%, mientras que las porosidades
comprenden un rango de 8,5 - 12%.

El amplio espectro composicional mineralogico de
los plugs analizados, evidencia el cardcter heterogé-
neo de las rocas que componen este farget. Queda re-
presentada de esta manera, la variabilidad de propie-
dades estaticas en las muestras sometidas a ensayos
de imbibicién, confiriéndole a los mismos un alto
grado de representatividad del nivel.

e El producto quimico “A” se comport6 de manera ro-
busta a las condiciones de temperatura (100°C) y sa-
linidad (TDS 96.000 ppm) del reservorio. A su vez se
pudo evidenciar su potencialidad en cuanto a la al-
teracion de humectabilidad, disminucién de tensién
interfacial petrOleo-agua e incremento en el factor
de recuperacién durante el ensayo de imbibicién a
temperatura de reservorio.

El desarrollo de una metodologia de evaluacion ro-
busta y la integracion de los resultados obtenidos a
partir de ésta, permitieron identificar el producto
con perfomance 6ptima para un proceso de mejora
de recuperacion de petréleo en el nivel seleccionado
del Play Vaca Muerta.

¢ Para un proceso EOR en un reservorio no convencio-
nal, se recomienda utilizar el surfactante “A” a una
concentracion de 2 gpt para asegurar, al menos, una
concentracion efectiva de 1,5 gpt en el reservorio.
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